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1 Einleitung (DLR, IER) 
 
 
 
1.1 Hintergrund und Zielsetzung 
Der steigende Anteil dargebotsabhängiger erneuerbarer Energien im Energiesystem führt zur 
Notwendigkeit einer weitgehenden Flexibilisierung auf unterschiedlichen Systemebenen. Für 
eine Erreichung der Ausbauziele unter Gewährleistung der Versorgungssicherheit, müssen 
im Elektrizitätssektor die regelbaren thermischen und fluktuierenden erneuerbaren Erzeu-
gungsanlagen mit Flexibilitätsoptionen wie Energiespeicher, Lastmanagement sowie den 
Transport- und Verteilnetzen integriert zusammengeführt werden. Aufgrund von Restriktio-
nen auf verschiedenen Netzebenen, betrifft dies sowohl zentrale als auch dezentrale Flexibi-
litätsoptionen. 
Die praktische Umsetzung der Transformation im Stromsektor zeigt jedoch Diskrepanzen mit 
den Modellergebnissen einer Systemoptimierung auf rein technisch-ökonomischer Basis 
(Trutnevyte 2016). Beispielsweise führt eine systemoptimierende Abregelung der fluktuie-
renden erneuerbaren Energien (FEE) aus der Perspektive eines sozialen Planers zu einer an-
deren Auslastung dieser Anlagen als eine fördersystemspezifische oder eine marktgetriebe-
ne Abregelung. Die Häufigkeit und Höhe der Abregelung der FEE hängt dabei neben vorhan-
denen Netzengpässen zukünftig entscheidend von weiteren Flexibilitätsoptionen im System 
ab. Ob und in welchem Umfang diese Flexibilitätsoptionen ins System integriert werden soll-
ten und können, hängt von verschiedenen Faktoren ab. Unter anderem davon, wie sich die 
Kosten für Energiespeicher und Technologien der Sektorintegration entwickeln, ob sich für 
die Akteure und Betreiber dieser Anlagen lukrative Geschäftsmodelle ergeben und ob diese 
Modelle sich selbst am Markt tragen. Auch die Einführung neuer Förderinstrumente oder ein 
Umbau des Umlagen- und Abgabensystems kann die Integration von Flexibilitätsoptionen 
beeinflussen. 
In der Vergangenheit wurden unterschiedliche Modellierungsansätze entwickelt, um politi-
sche Entscheidungsträger bei der Festlegung von Aus- und Umbaupfaden des Elektrizitäts-
sektors, bei der kostenminimalen Erreichung energie- und klimapolitischer Ziele, sowie bei 
der Ausgestaltung wirksamer Anreizmechanismen und Rahmenbedingungen wissenschaft-
lich zu unterstützen (Savvidis et al. 2019). Die Modellierungsansätze unterscheiden sich u. a. 
hinsichtlich ihrer Perspektive auf den Elektrizitätsmarkt. Insbesondere wird das Verhalten 
von Akteuren unterschiedlich berücksichtigt. Bei einem fundamental optimierenden Model-
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lierungsansatz wird typischerweise von Märkten mit vollständigem Wettbewerb (ideale 
Märkte) und Akteuren, die dem Modell des homo oeconomicus entsprechen ausgegangen. 
Somit richten die Akteure ihr Handeln ausschließlich anhand finanzieller Kriterien bei voll-
ständiger Transparenz der Informationen und vollständiger Homogenität der Güter aus. Zu-
dem wird von einer zentralistischen Perspektive ausgegangen, die Verhaltensaspekte der 
Akteure und möglicherweise lokale Differenzen in der verfügbaren Information oder Inho-
mogenitäten in den Anreizstrukturen werden nicht im Detail berücksichtigt. Häufig wird zu-
dem in solchen Modellen eine perfekte Voraussicht der Akteure angenommen. Diese vom 
idealen Markt abweichenden Rahmenannahmen werden i. d. R. in diesen Modellen nicht 
berücksichtigt, obwohl einige dieser Aspekte im Grundsatz berücksichtigt werden könnten. 
Agentenbasierte Modelle hingegen stellen das Akteursverhalten in den Vordergrund. Ihr 
primärer Anspruch ist es, die genannten Aspekte insbesondere auch die einzelwirtschaftliche 
Sichtweise der Akteure und die sich daraus ergebenden Konsequenzen für deren Handeln 
abzubilden. Sie modellieren somit direkt aus der Perspektive der Marktakteure (Reeg et al. 
2013). 
Die Diskrepanz in der Effizienz der theoretischen Zielerreichung und der Umsetzung in der 
Realität führt zum sogenannten Efficiency-Gap. Dabei verstehen die Autoren in Anlehnung 
an die Definition des Energy-Efficiency-Gaps1 von Jaffe & Stavins (1994) den hier verwende-
ten Begriff des Efficiency-Gaps als Unterschied zwischen einer theoretisch optimalen Ener-
giesystemkonfiguration und der Konfiguration des Energiesystems in der Realität. Die Grün-
de für das Auseinanderfallen der Effizienzpunkte sind vielfältig und können nach Jaffe & 
Stavins (1994) sowohl marktversagens- als auch nicht-marktversagensbasierte Ursachen ha-
ben. Letztendlich führen diese zu höheren als theoretisch optimal erwarteten Systemkosten. 
Um diese Differenzen zwischen Realität und Theorie mittels entsprechender Modellanalysen 
untersuchen zu können, ist es zunächst notwendig, auszuschließen, dass Differenzen bei der 
Modellierung aufgrund anderer Ursachen auftreten, wie z. B. Unterschiede in den Inputda-
ten. Diese Modellharmonisierung erfolgte zunächst in einem ersten Schritt im Rahmen des 
ERAFlex-Projekts, um dann in die Analyse der von den idealen Annahmen abweichenden 
Effekte einsteigen zu können. Hierbei wurden in Bezug auf das modellierte und analysierte 
Stromsystem in Deutschland drei primäre Ursachen für Abweichungen vom idealen Verhal-
ten identifiziert: 
1. Betriebswirtschaftliches Kalkül der Akteure inkl. Bounded-Rationality Aspekte 
2. Nicht-perfekte Voraussicht bzw. Entscheidung unter Unsicherheit 
3. Verzerrungen durch regulatorische Rahmenbedingungen 
In der Realität könnten diese Effekte dazu führen, dass der eingeschlagene Transformations-
pfad deutlich teurer ausfällt als zunächst theoretisch berechnet wurde bzw. sich nicht so 
                                                     
1 Der Energy-Efficiency-Gap beschreibt die immanente Realität, dass viele Energieeffizienztechnologien nicht 
eingesetzt werden, auch wenn es für Verbraucher und Unternehmen sinnvoll wäre, dies auf der Grundlage 
ihrer privaten Kosten und Vorteile zu tun, d. h. die Entscheidungsträger scheinen im Vergleich zu den Vorhersa-
gen einiger technischer und wirtschaftlicher Modelle in energieeffiziente Technologien "zu wenig zu investie-
ren" (http://www.robertstavinsblog.org/2013/06/19/thinking-about-the-energy-Efficiency-Gap/).  
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umsetzen lässt, wie ursprünglich geplant. Um auch in der Umsetzung tatsächlich eine mög-
lichst systemkostenoptimale Entwicklung zu erreichen, müssen die Wechselwirkungen der 
Anreizsysteme für Akteure von komplementären Flexibilitätsoptionen und erneuerbaren 
Energien im Hinblick auf Investitionen und Betriebsoptimierung stärker berücksichtigt wer-
den. Ebenso müssen die Weiterentwicklung und teilweise notwendige Neuausrichtung der 
regulatorischen Rahmenbedingungen und des Förderdesigns in die Berechnungen einbezo-
gen werden. 
Im Rahmen des Projektes ERAFlex wurden die Einflüsse auf den Efficiency-Gap durch das 
betriebswirtschaftliche Kalkül der Betreiber von Flexibilitätsoptionen, deren nicht-perfekte 
Voraussicht bei Preis- und Leistungsprognosen, sowie die Veränderung des Dispatches durch 
Marktprämiensysteme untersucht. Diese Untersuchung wird durch die Kopplung eines fun-
damentalen Optimierungsmodelles (E2M2 des IER der Universität Stuttgart) und eines agen-
tenbasierten Simulationsmodelles (AMIRIS des DLR) ermöglicht. Die eingesetzten Methoden 
und die Ergebnisse der Untersuchung werden im vorliegenden Projektbericht detailliert vor-
gestellt. 
Vor dem skizzierten Hintergrund war es die zentrale Zielsetzung des Projekts, die Unter-
schiede zwischen einer volkswirtschaftlich kostenminimierenden Systemoptimierung sowie 
einer auf das akteursspezifische Marktverhalten fokussierenden Modellanalyse vertieft und 
anhand eines realistischen Anwendungsfalls zu analysieren. 
Hierfür wurden auf Basis eines gemeinsamen Szenariorahmens Ergebnisse und Modellaus-
sagen verglichen und die Unterschiede der verschiedenen Ansätze anschließend analysiert 
und bewertet. Da Unterschiede in den Modellergebnissen zum einen auf den zu beschrei-
benden Einfluss des Verhaltens der Marktakteure zurückzuführen sind, aber andererseits 
auch auf Differenzen der Abbildung einzelner Technologien oder Inputdaten, musste der 
Einfluss letzterer Effekte zunächst minimiert werden. Hierfür wurde eine Modellharmonisie-
rung durchgeführt, sodass die verbleibenden Unterschiede in den Modellierungsergebnissen 
weitgehend auf das Verhalten der Akteure oder Förderinstrumente zurückgeführt werden 
können. 
Zur Identifizierung und Quantifizierung des Efficiency-Gaps wurden zunächst folgende Ziel-
setzungen verfolgt: 
1. Anwendung und Vergleich der Modellierungsansätze eines kostenminimierenden 
Fundamentalmodells und eines agentenbasierten Modellansatzes im Hinblick auf das 
durch die Modelle beschriebene Verhalten der Akteure und des Systems. Verglei-
chende Analyse der Integration von fluktuierenden erneuerbaren Energien, ihres kos-
tenoptimalen Ausbaus sowie von komplementären dezentralen Flexibilitätsoptionen 
im Elektrizitätsmarkt mit Hilfe der zwei Modellansätze im Hinblick auf betriebswirt-
schaftliche und gesamtwirtschaftliche Kosten. Dies ermöglicht die Integration wichti-
ger sozioökonomischer Aspekte in die Analysen und Ergebnisse. 
2. Analyse der Effekte von z. B. Informationsdefiziten, Präferenzen und Fehlanreizen auf 
das Akteursverhalten sowie Identifikation der Wirkungsmechanismen und Maßnah-
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men, die eine verbesserte Zielerreichung des Gesamtsystems im Hinblick auf die poli-
tisch gesetzten Ziele und die prognostizierten Systemgesamtkosten erwarten lassen. 
3. Die Entwicklung von wissenschaftlichen Methoden zur notwendigen Erweiterung der 
eingesetzten Modelle für die Berücksichtigung der verschiedenen o. a. Aspekte und 
zur Kopplung eines agentenbasierten Modells mit einem kostenminimierenden fun-
damentalen Elektrizitätsmarktmodell; Interpretation der Modellergebnisse und Dar-
stellung der modelltechnischen Implementierung 
4. Formulierung von Schlussfolgerungen für angepasste, wirksame und kosteneffiziente 
regulatorische Rahmenbedingungen zum Anreiz von Investitionen in fluktuierende 
erneuerbare Energien und komplementäre Flexibilitätsportfolios auf Basis realen 
Marktverhaltens und sozioökonomischer Gesichtspunkte; Generierung von Hinwei-
sen für eine kosteneffiziente und realistische Umsetzung der Energiewende 
5. Identifikation von an das Akteursverhalten angepassten Ausbaupfaden für erneuer-
bare Energien und dezentrale Flexibilitätsoptionen; Formulierung von Erkenntnissen 
und Schlussfolgerungen für die erforderlichen regulatorischen Rahmenbedingungen 
Dieser im Projektantrag formulierte und schlüssige Zielkatalog musste in Abstimmung mit 
dem Projektträger im Laufe des Projektfortschritts angepasst werden, da die notwendige 
Harmonisierung der beiden existierenden Modelle sich deutlich aufwendiger gestaltete als 
zunächst angenommen. Da diese Harmonisierung jedoch eine Grundvoraussetzung darstellt, 
um die o. a. Effekte aus dem nicht idealen Verhalten identifizieren zu können, war dieser 
fundamentale Schritt von zentraler Bedeutung und konnte nicht vereinfacht werden. 
Dieser Mehraufwand für die Harmonisierung der Modelle entstand aus den methodischen 
Abweichungen der Modellierungsansätze und somit aus zuvor so nicht erwarteten Diskre-
panzen zwischen den Ergebnissen beider Modelle, zu deren Beseitigung Anpassungen sowie 
Weiterentwicklungen der Modelle seitens des DLR und IER notwendig waren. 
Die vorgenommenen Änderungen in der Zielsetzung, die zusätzlich auch durch zwei länger-
fristige Ausfälle von wichtigen Projektmitarbeitern notwendig wurden und die mit dem Pro-
jektträger während der Laufzeit des Projekts abgestimmt wurden, waren die Folgenden: 
1. Die Modellläufe werden unter Berücksichtigung von hypothetischen, nicht realitäts-
nahen Szenarien durchgeführt. Dies hat zur Folge, dass die verwendeten Szenarien 
nicht direkt aus den offiziellen Szenarien der Bundesregierung abgeleitet werden 
können und somit keine entsprechende direkt politikrelevante Aussage über die zu-
künftige Entwicklung des Stromsektors getroffen werden konnte. 
2. Die verwendeten Szenarien werden als generische Stichjahre konstruiert, welche un-
terschiedliche Phasen der Energiewende durch die Festlegung eines minimalen An-
teils erneuerbarer Energien an der Gesamtstromerzeugung und einer Obergrenze für 
die gesamten CO2-Emissionen darstellen. Damit konnten auf Seite von E2M2 keine 
kostenoptimalen Ausbaupfade im zeitlichen Verlauf für erneuerbare Energien und 
dezentrale Flexibilitätsoptionen gerechnet und auf Seite von AMIRIS keine an das Ak-
teursverhalten angepassten Ausbaupfade identifiziert werden. 
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3. Da Speicher während der Harmonisierungsphase der Modelle als ein treibender Fak-
tor für die Modellabweichungen identifiziert wurden, werden vorranging Speicher als 
Flexibilitätsoption im Elektrizitätssystem analysiert. Hierbei wird vereinfachend nicht 
mehr zwischen zentralen und dezentralen Speichern unterschieden. 
4. Um den Zeitaufwand aus den genannten Gründen zu begrenzen, werden Investitio-
nen in fluktuierende erneuerbare Energien und komplementäre Flexibilitätsportfolios 
auf Basis realen Marktverhaltens und sozioökonomischer Gesichtspunkte nicht de-
tailliert untersucht. Somit können keine Schlussfolgerungen für angepasste wirksame 
und kosteneffiziente regulatorische Rahmenbedingungen gegeben werden, die zu ei-
ner kosteneffizienten und realistischen Umsetzung der Energiewende beitragen 
könnten. 
Insgesamt konnte jedoch durch die detailliert durchgeführte Modellharmonisierung eine 
stabile Analysebasis erstellt werden, die die Validität des kausalen Zusammenhangs zwi-
schen den in den Modellergebnissen auftretenden Differenzen und dem nicht idealen Ver-
halten der Märkte sicherstellt. Damit wurde durch das Projekt eine vielversprechende Basis 
für valide Untersuchungen zur diesem Thema auch in zukünftigen Forschungsprojekten ge-
legt. 
Basierend auf dieser zuverlässig validierten Harmonisierung der beiden Modelle konnten 
sehr viele für die Wissenschaft wertvolle Erkenntnisse bei der Modellkopplung eines kos-
tenminimierenden Fundamentalmodells und eines agentenbasierten Modellansatzes ge-
sammelt werden. Dies umfasst u. a. die Identifikation, Quantifizierung und Analyse des ein-
gangs beschriebenen Efficiency-Gaps. Diese Erkenntnisse wurden der Forschungsgemeinde 
bei verschiedenen Konferenzen vorgestellt und bilden auch den Kern dieses Forschungsbe-
richts. 
1.2 Aufbau des Berichts 
Nachdem in Abschnitt 1.1 der Hintergrund und die Zielsetzung des Projekts ERAFlex erläutert 
wurde, wird an dieser Stelle kurz auf den Aufbau des vorliegenden Schlussberichts eingegan-
gen. 
In Abschnitt 2 erfolgt eine Einführung in regulatorische Instrumente für den Ausbau Erneu-
erbarer Energien. Hierzu wird zunächst in Abschnitt 0 die Wirksamkeit aktueller energiewirt-
schaftlicher Rahmenbedingungen im Hinblick auf die politische Zielsetzung zur Entwicklung 
des deutschen Elektrizitätsversorgungssystems retrospektiv bewertet. Im nächsten Schritt 
erfolgt in Abschnitt 2.2 eine Einführung in die Direktvermarktung und die gleitende Markt-
prämie. Schließlich werden energierechtlichen Herausforderungen für Speicher sowie für 
weitere Flexibilitätsoptionen in Abschnitt 2.3 ausführlich erklärt und analysiert. 
Die Beschreibung des gemeinsamen Szenariorahmens sowie die daraus resultierenden In-
putdaten beider Modelle werden in Abschnitt 3 vorgestellt. 
Die Methode zur Kopplung eines kostenminimierenden fundamentalen Elektrizitätsmarkt-
modells (E2M2) und eines agentenbasierten Elektrizitätsmarktmodells (AMIRIS) wird in Ab-
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schnitt 4 erarbeitet. Für ein besseres Verständnis der Methode erfolgt in Abschnitt 4.1 eine 
Beschreibung sowie eine Gegenüberstellung der mathematischen Ansätze beider Modelle 
und in den Abschnitten 4.2 und 4.3 werden die zur Modellkopplung benötigten Anpassungen 
in E2M2 bzw. AMIRIS dargestellt. 
In Abschnitt 5 wird die Harmonisierung der Modelle, d. h. die Angleichung der Ergebnisse 
von E2M2 und AMIRIS, erläutert. Eine Beschreibung des eingesetzten Vorgehens zur Aus-
wertung der Ergebnisse der Modellharmonisierung durch die Definition der ausgewerteten 
Vergleichskriterien sowie die Entwicklung eines Auswertetools zur Charakterisierung der 
auftretenden Unterschiede zwischen AMIRIS und E2M2 findet in Abschnitt 5.1 statt. In den 
Abschnitten 5.2, 5.3 und 5.4 wird die Harmonisierung der betrachteten Flexibilitätsoptionen 
(konventionelle Kraftwerke, Biomasseanlagen, überregionaler Stromaustausch, Abregelung 
erneuerbarer Energien und Stromspeicher) einzeln durchgeführt und ausführlich analysiert. 
Schließlich werden in Abschnitt 5.5 die aus dem Projekt ERAFlex gewonnenen Erkenntnisse 
für zukünftige Modellkopplungen tabellarisch zusammengefasst. 
Die Ergebnisse der mit E2M2 und AMIRIS durchgeführten Optimierungs- und Simulationsläu-
fe zur Identifizierung und Quantifizierung des Efficiency-Gaps werden in Abschnitt 6 vorge-
stellt und miteinander verglichen. Diese gliedern sich in die drei in Abschnitt 3 beschriebe-
nen Szenarien. Als Referenzszenario wurde ein Anteil erneuerbarer Energien (EE) von 40 % 
ausgewählt. In Abschnitt 6.1 wird eine detaillierte Analyse des Efficiency-Gaps in diesem Re-
ferenzszenario durchgeführt. Die Untergliederung innerhalb des Abschnitts 6.1 folgt den 
identifizierten Ursachen des Efficiency-Gaps: 
1. Betriebswirtschaftliches Akteursverhalten (Abschnitt 6.1.1) 
2. Nicht-perfekte Voraussicht der Akteure und Prognoseunsicherheit (Abschnitt 6.1.2) 
3. Einfluss verzerrender Effekte durch regulatorische Rahmenbedingungen, z. B. die 
Vergütung von Anlagenbetreibern über einen „Marktprämien“-Mechanismus (Ab-
schnitt 6.1.3) 
4. Kombination der Prognoseunsicherheit mit regulatorischen Rahmenbedingungen 
(Abschnitt 6.1.4). 
In Abschnitt 6.2 wird der Efficiency-Gap in Szenarien mit höheren EE-Anteilen (60 % und 
80 %) untersucht. 
Zum Schluss werden in Abschnitt 7 die erhaltenen Ergebnisse interpretiert und daraus 
Schlussfolgerungen abgeleitet.  
Die Struktur dieses Berichts entspricht somit dem tatsächlichen Ablauf des Projektes. Die 
Projektpartner sind der Meinung, dass dies der Verständlichkeit dient.  
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2 Regulatorische Rahmenbedingungen für 
den Ausbau Erneuerbarer Energien 
Als Grundlage für das ursprüngliche Ziel der Formulierung von Entwicklungspfaden und 
Handlungsempfehlungen für die Anpassung regulatorischer Instrumente, die sowohl zu einer 
volkswirtschaftlich kosteneffizienten als auch zu einer betriebswirtschaftlich realistischen 
Umsetzung der Energiewende führen, wird in Abschnitt 0 die Wirksamkeit aktueller ener-
giewirtschaftlicher Rahmenbedingungen im Hinblick auf die politische Zielsetzung zur Ent-
wicklung des deutschen Elektrizitätsversorgungssystems retrospektiv bewertet. In Abschnitt 
2.2 erfolgt eine Einführung in die Direktvermarktung und die gleitende Marktprämie. 
Schließlich werden in Abschnitt 2.3 die aktuellen regulatorischen Rahmenbedingungen für 
Speicher sowie weitere Flexibilitätsoptionen analysiert und erläutert. 
2.1 Retrospektive Bewertung regulatorischer Instrumente hin-
sichtlich ihrer Wirksamkeit (IER) 
Als Ausgangspunkt für die Wirkungsanalyse des akteursspezifischen Marktverhaltens sowie 
als Basis der ursprünglich geplanten Weiterentwicklung regulatorischer Instrumenten wurde 
in Finkbeiner (2017)2 eine retrospektive Bewertung aktueller energiewirtschaftlicher Rah-
menbedingungen hinsichtlich ihrer Wirksamkeit für die Energiewende durchgeführt. Hierfür 
wurden das Stromeinspeisegesetz sowie die Urfassungen und Änderungsgesetze des Erneu-
erbare-Energien-Gesetzes (EEG) 2000 bis einschließlich des EEG 2012 analysiert. 
Die in Finkbeiner (2017) erarbeitete Bewertungsmethode beruht auf zwei verschiedenen 
Anwendungsarten. Erstens wurde die sogenannte Bewertung „Übergeordneter Zielsetzun-
gen“ (Phaseneinteilung A) durchgeführt, in der die im jeweils ersten Paragraphen der Fas-
sungen (bzw. „Ziel des Gesetzes“ oder „Zweck des Gesetzes“) konkret vorgegebenen Soll-
Werte bewertet und direkt mit den vorliegenden IST-Werten verglichen wurden. Das ermög-
licht eine direkte Bewertung des Ausbaus erneuerbarer Energien und somit der Wirksamkeit 
des Erneuerbare-Energien-Gesetzes für die Energiewende. Zweitens erfolgt durch die soge-
                                                     
2 Die Arbeit von Finkbeiner (2017) wurde im Rahmen des vorliegenden Projektes durchgeführt. 
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nannte „Paragraphenübergreifenden Bewertung“ (Phaseneinteilung B) eine Bewertung in-
nerhalb einzelner spezifischer Abschnitte und Paragraphen der Erneuerbare-Energien-
Gesetze. In dieser zweiten Bewertungsphase können zusätzlich die Umsetzung des Ausbaus 
erneuerbarer Energien sowie weitere Faktoren und Geschehnisse anhand spezifischer Krite-
rien bewertet werden. Diese Phasen („I bis VI“ im Falle der Phaseneinteilung A und „a bis j“ 
bei der Phaseneinteilung B) werden als eigenständige Abschnitte angesehen, die das jeweili-
ge Gesetz für den Vorrang für Erneuerbare Energien zeitlich unterteilen. Die Bewertung bei-
der Phaseneinteilungen erfolgt durch die Anwendung eines Ampelsystems, wobei die Be-
deutung der Farben sich wie folgt erklärt: 
 Rot: Zielsetzung „nicht erreicht“; Kriterium mit „nein“ beantwortet; Auswirkungen 
verliefen „negativ“ 
 Gelb: Zielsetzung „nur teilweise erreicht“; Kriterium mit „ja oder nein“ beantwortet; 
Auswirkungen verliefen „neutral“ 
 Grün: Zielsetzung „erreicht“; Kriterium mit „ja“ beantwortet; Auswirkungen verliefen 
„positiv“.  
Das Schema der Bewertungsmethode von Finkbeiner (2017) ist in Abbildung 2.1 dargestellt. 
 
Abbildung 2.1: Schema der Bewertungsmethode von (Finkbeiner 2017) 
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Als Ergebnis der Phaseneinteilung A wurde festgelegt, dass der Ausbau erneuerbarer Ener-
gien in Deutschland, der in den Fassungen des Erneuerbare-Energien-Gesetzes als Mindes-
tanteil des Primärenergie- und Bruttostromverbrauchs vorgegeben wurde, stets rechtzeitig 
erlangt werden konnte. Eine Gesamtübersicht der Resultate der Phaseneinteilung A ist in 
Abbildung 2.2 gezeigt. 
  
Abbildung 2.2: Gesamtübersicht der Resultate der Phaseneinteilung A von (Finkbeiner 2017) 
Eine allgemein gültige Aussage über die bewertbaren Kriterien in der Phaseneinteilung B ist 
im Gegensatz zur Phaseneinteilung A nicht mehr möglich. Wie in Abbildung 2.3 gezeigt ist, 
fallen einige Resultate in der Phaseneinteilung B „positiv“ aus während andere „neutral“ 
sowie „negativ“ sind. Diese „Paragraphenübergreifende Bewertung“ zeigt, dass für die Um-
setzung der Zielsetzung des Erneuerbare-Energien-Gesetzes und seiner Urfassungen stets 
zahlreiche Anpassungen und Nachbesserungen benötigt wurden. Somit ist die Komplexität 
der mit dem Erneuerbare-Energien-Gesetz verbundenen Entwicklungsprozesse des deut-
schen Energiesystems deutlich zu erkennen.  
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Abbildung 2.3: Gesamtübersicht der Resultate der Phaseneinteilung B von (Finkbeiner 2017) 
In Rahmen des Projektes ERAFlex sollten die aus dieser Analyse gewonnenen Erkenntnisse 
mit denen aus der Modellkopplung verglichen werden, um Handlungsempfehlungen für re-
gulatorische und akteursspezifische Rahmenbedingungen und Instrumente des Elektrizitäts-
versorgungssystems formulieren und begründen zu können. Dies konnte jedoch aufgrund 
der in Abschnitt 1.1 benannten Ursachen nicht umgesetzt werden. 
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2.2 Einführung der Direktvermarktung über die gleitende 
Marktprämie (DLR) 
Der EE-Strom, der nach fixer Einspeisevergütung (engl. ,Feed-in-Tariff‘ FiT) vergütet und von 
den Übertragungsnetzbetreibern am ‚Day-Ahead‘-Spotmarkt der Strombörse vermarktet 
wird, wird zunächst ohne unteres Preislimit ‚Day-Ahead‘ im Spotmarkt eingestellt, sodass der 
EE-Strom zu theoretisch jedem Marktpreis verkauft wird - auch zu stark Negativen. Erst 
wenn die Börse aufgrund eines potentiellen negativen Markträumungspreises von unter -
350 €/MWh zu einer zweiten Gebotsrunde aufruft, dürfen die ÜNB Preislimits für den EE-
Strom von höchstens -150 €/MWh bzw. minimal -350 €/MWh abgeben (Bundesregierung & 
BMWi 2015). Erst ab einem Börsenpreis von -150 €/MWh würde EE-Strom demnach markt-
getrieben abgeregelt. Die Vermarktungskosten für Prognoseerstellung und Gebotsabgabe 
tragen beim FiT-System die Übertragungsnetzbetreiber, die diese dann über die EEG-Umlage 
bzw. Netzentgelte an die Endverbraucher weiterreichen. 
Beim FiT besteht für Anlagenbetreiber bzw. ihre Direktvermarkter demnach kein direkter 
Anreiz, die Menge und den Zeitpunkt der Einspeisung am Strombedarf auszurichten bzw. 
bedingt durch die Fluktuation der Energieressource zumindest innerhalb eines umsetzbaren 
Rahmens anzupassen. Dieser Anreiz kann dazu führen, dass bei steigenden EE-Anteilen zu-
nehmend Stunden auftreten, in denen das potentielle EE-Stromangebot größer ist als die 
residuale Last inklusive ,Must-Run‘-Kapazitäten3 und in Folge der EE-Überschussstrom zu 
negativen Börsenpreisen veräußert wird. Da die Differenz von Veräußerungserlös und Ein-
speisevergütung als Förderkosten von allen nicht-privilegierten4 Endverbrauchern zu tragen 
ist, erhöhen negative Börsenpreise einerseits die Förderkosten und können einen statisch 
ineffizienten Dispatch der restlichen konventionellen Kraftwerke zur Folge haben, da ver-
hältnismäßig teure Kraftwerke künstlich im System gehalten werden. Somit können sich die 
Systemkosten als auch der Aufwand zur Aufrechterhaltung der Netzstabilität erhöhen. Ande-
rerseits reduziert die Vermeidung negativer Preise den Druck auf die anderen und potentiell 
neuen Marktteilnehmer dem System kurzfristige Flexibilität zur Verfügung zu stellen, um die 
EE-Strommengen besser in den Markt zu integrieren. 
Um eine stärkere Ausrichtung der EE-Produktion an den Preissignalen der Börse zu errei-
chen, wird in den aktuellen EU-Beihilfe-Richtlinien „Leitlinien für staatliche Umweltschutz- 
und Energiebeihilfen“ deshalb die Ablösung des FiT-Systems durch (Markt-) Prämiensysteme 
gefordert (EU-Kommission 2014). In Deutschland wurde aus den oben genannten Gründen 
bereits im EEG 2012 die optionale Direktvermarktung eingeführt und über die sogenannte 
                                                     
3 Als ,Must-Run‘-Kapazitäten werden Leistungskapazitäten im Stromsystem bezeichnet, die aus Gründen der 
Verpflichtung zur Systemdienstleistungsvorhaltung, thermischer Leistungsauskopplung bei Kraft-Wärme-
Kopplungskraftwerken, sonstigen Verpflichtungen gegenüber dem Netzbetreiber oder aus Gründen eigener 
kraftwerkstechnischer Mindestleistungsrestriktionen zu jedem Zeitpunkt im System laufen bzw. im Markt sein 
müssen. 
4 Nicht-privilegierte Endverbraucher sind nach EEG alle Endverbraucher, die nicht auf einen Befreiungstatbe-
stand im Rahmen der (Teil-)Befreiung von der EEG-Umlage Gebrauch machen können. 
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gleitende (oder auch variable) Marktprämie gefördert (EEG 2012). Da im EEG 2014 zusätzlich 
sukzessiv die verpflichtende Direktvermarktung für alle Anlagen ab 100 kW bis 2017 einge-
führt wurde, wurde die zuvor in der freiwilligen Direktvermarktung gezahlte Management-
prämie zur Abdeckung der Vermarktungskosten in die Einspeisevergütung eingepreist und 
als anzulegender Wert (AW) neudefiniert (EEG 2014). 
Seitdem erhalten alle neu installierten EE-Anlagen eine technologiespezifische variable 
Marktprämie MPvar, die sich aus dem anzulegenden Wert und dem durchschnittlichen 
Marktwert bzw. -erlös am ‚Day-Ahead‘-Spotmarkt des letzten Monats ergibt: 
𝑀𝑃𝑣𝑎𝑟 = 𝐴𝑊 − 𝑀𝑊𝑟𝑒𝑙,𝑖 ×  
∑ 𝐵𝑃𝐷𝐴,ℎ
𝑛
ℎ=1
𝑛
  (2-1) 
mit: AW – anzulegender Wert 
 MWrel – relativer Marktwert 
 BPDA,h – stündlicher mengengewichteter ‚Day-Ahead‘ Börsenpreis 
Variabel an der Marktprämie ist die Höhe der Prämie, die ex-post, also am Ende eines jeden 
Montags rückwirkend berechnet und in Abhängigkeit der durchschnittlichen technologiespe-
zifischen Marktwerte angepasst wird (vgl. Abbildung 2.4). Je nachdem, ob ein Anlagenbe-
treiber in einem Monat einen höheren oder niedrigeren als den durchschnittlichen techno-
logiespezifischen Marktwert erzielt, kann er im Vergleich zur Konkurrenz einen Mehr- oder 
Mindererlös erzielen (siehe Abbildung 2.4 Fall d) und c)). Dies soll die Anlagenbetreiber dazu 
anreizen ihre Stromproduktion nach den Börsenpreisen auszurichten und den eigenen 
Marktwert zu steigern. 
Im Vergleich zum FiT werden die Anlagen in der Direktvermarktung über die variable Markt-
prämie deutlich früher, d. h. bei nicht so stark negativen Preisen marktgetrieben abgeregelt, 
da sich die binäre Entscheidung zur Abregelung der Anlage nach der Höhe des aktuellen ne-
gativen Börsenpreises BPneg und der monatlichen Marktprämie MPvar richtet: 
 
Abbildung 2.4: Funktionsweise der variablen Marktprämie MPvar im Vergleich zur fixen Einspeisever-
gütung FiT 
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𝐴𝑏𝑟𝑒𝑔𝑙𝑢𝑛𝑔 (𝐵𝑃, 𝑀𝑃𝑣𝑎𝑟) = {
1 𝑤𝑒𝑛𝑛 |𝐵𝑃𝑛𝑒𝑔| > 𝑀𝑃𝑣𝑎𝑟
0 𝑤𝑒𝑛𝑛 |𝐵𝑃𝑛𝑒𝑔| < 𝑀𝑃𝑣𝑎𝑟
 (2-2) 
Voraussetzung für die Inanspruchnahme der Marktprämie ist die Direktvermarktung des 
Stroms nach § 34 EEG 2014 (EEG 2014). Dieser Mechanismus ist im AMIRIS Modell für die 
späteren Analysen zur Wirkung regulatorischer Rahmenbedingungen auf den Efficiency-Gap 
implementiert. 
2.3 Regulatorischer Rahmen für Speicher und weitere Flexibili-
tätsoptionen (DLR) 
Da die Potentiale regelbarer erneuerbarer Energien (EE), wie Biomasseanlagen oder (Pump-) 
Speicherwasserkraft in Deutschland begrenzt sind, wird zur Erreichung hoher Anteile an EE 
für die Transformation des Stromsystems vor allem auf fluktuierend einspeisende Technolo-
gien wie Wind- und Photovoltaikanlagen gesetzt. Da es mit hohen Anteilen an fluktuieren-
den EE zukünftig vermehrt zu Situationen kommt, bei denen es eine potentielle EE-
Überdeckung in Zeiten hohen EE-Angebots und niedriger Nachfrage bzw. eine potentielle EE-
Unterdeckung in Zeiten niedrigen EE-Angebots und hoher Nachfrage gibt, muss das System 
sowohl auf der Angebots- als auch der Nachfrageseite flexibilisiert werden. Mit Flexibilisie-
rung ist hierbei die temporale, räumliche und sektorale Verschiebung von Energiemengen zu 
verstehen, so dass Stromangebot- und Nachfrage im Netz weiterhin jederzeit ausgeglichen 
sind. 
Beim Stromgroßhandelsmarkt (Strombörse) als Koordinierungsinstrument zwischen Angebot 
und Nachfrage handelt es sich insofern um einen besonderen Markt mit einem besonderen 
Gut (Strom), als dass das gehandelt Gut nicht ohne größeren Aufwand zwischengespeichert 
werden kann und die Verteilung des Gutes netzgebunden ist. Für einen stabilen Netzbetrieb 
muss darüber hinaus die Einspeisung in und die Entnahme aus dem Netz zu jedem Zeitpunkt 
ausgeglichen sein. Da in einem System mit hohen Anteilen an dargebotsabhängigen Strom-
erzeugungstechnologien das Stromangebot nicht mehr zu jeder Zeit der Last folgen kann und 
die räumliche Verteilung zwischen Angebot und Nachfrage stärker auseinanderfallen, 
braucht es sowohl auf der zeitlichen als auch auf der räumlichen Ebene sog. Flexibilitätsopti-
onen, um den stabilen Netzbetrieb und die Versorgungssicherheit weiterhin gewährleisten 
zu können. 
Bei den Flexibilitätsoptionen kann dabei grundsätzlich zwischen drei Kategorien unterschie-
den werden: i) Strom-zu-Strom-Speicher, ii) Strom-Substitutionstechnologien und iii) Strom-
netze. Ihre Charakteristika und zugehörige Technologien sind in Tabelle 2.1 aufgeführt. 
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Strom-zu-Strom-Speicher Substitutionstechnologien Stromnetzte 
sorgen für eine zeitliche 
Trennung von Erzeugung 
und Verbrauch 
sorgen für eine sektorale Ver-
schiebung von Stromerzeugung 
und Energieverbrauch 
sorgen für eine räumliche 
Trennung von Erzeugung 
und Verbrauch 
 Konv. Großspeicher 
(Pump-Speicher) 
 Druckluftspeicher 
 Batteriespeicher 
 Power-to-Gas-to-Power 
 Lastmanagement (engl. 
,Demand Side Manage-
ment‘ - DSM)  
 Power-to-Gas 
 Power-to-Heat 
 Power-to-Vehicle 
 Transportnetze 
 Verteilnetze 
 
Tabelle 2.1: Kategorisierung von Flexibilitätsoptionen 
Für die Investition in und den Betrieb von Stromspeichern und anderen Flex-Optionen ist 
entscheidend, welche Erlösmöglichkeiten sich in Zukunft ergeben, um die notwendigen In-
vestitionen in Neuanlagen oder die Um- und Nachrüstung von bestehenden Anlagen refinan-
zieren zu können. Die Erlöse hängen dabei entscheiden davon ab, zum welchem Preis Strom 
eingekauft und zu welchem Preis der Strom bzw. ein aus Strom erzeugter anderer Energie-
träger wiederverkauft werden kann. Ein Stromspeicher ist beispielsweise umso wirtschaftli-
cher, je höher die Preisdifferenz zwischen Ein- und Verkaufspreis ist und je häufiger diese 
Preisdifferenz für einen Speicherzyklus ausgenutzt werden kann. 
Genauso wie sämtliche Haushalts-, Gewerbe oder Industriekunden, die Flexibilität auf der 
Nachfrageseite anbieten können (sogenannte verbrauchsseitige Flexibilitätsoptionen), zäh-
len energierechtlich auch Strom-zu-Strom-Speicher oder Power-to-X- bzw. Sektorkopplungs-
technologien im Sinne des § 3 Nr. 25 EnWG (EnWG 2005) als Letztverbraucher und sind da-
mit verpflichtet Umlagen, Abgaben und Steuern als sogenannte Letztverbraucherabgaben zu 
entrichten. 
Wie in den Abbildung 2.5, Abbildung 2.6 und Abbildung 2.7 zu erkennen ist, macht die Ener-
giebeschaffung als variabler Anteil am Letztverbraucherpreis bei Haushaltskunden lediglich 
22 %, bei Gewerbe und (nicht-energieintensiven) Industriekunden lediglich 24 % aus, wobei 
hier Vertrieb und Marge als nicht variable Bestandteile inbegriffen sind. Die Energiebeschaf-
fungskosten des Lieferanten richten sich als einziger Preisbestandteil nach den variablen 
Stromgroßhandelspreisen. Netzentgelte, Konzessionsabgaben, die Umlagen nach dem EEG, 
dem KWKG, des § 19 der Stromnetzentgeltverordnung, des § 18 der Abschaltbare-
Lastenverordnung oder die Offshore-Haftungsumlage, das Entgelt für den Messstellenbe-
trieb sowie die Strom- als auch die Umsatzsteuer werden zwar größtenteils in €/kWh abge-
rechnet, sind aber über das ganze Jahr konstant. 
ERAFlex – Effektive Rahmenbedingungen für einen kostenoptimalen EE-Ausbau  
mit komplementären dezentralen Flexibilitätsoptionen im Elektrizitätssektor 
 
 
15 
 
 
Abbildung 2.5: Durchschnittliche mengengewichtete Stromendkundenpreisbestandteile für Haus-
haltskunden für das Abnahmeband zwischen 2.500 kWh und 5.000 kWh im Jahr (Band III; Euros-
tat:DC), Quelle:(Bundesnetzagentur & Bundeskartellamt 2019) 
 
Abbildung 2.6: Gewerbekunden Preisniveaubestandteile als arithmetisches Mittel für den Abnahme-
fall 50 MWh/Jahr, Quelle:(Bundesnetzagentur & Bundeskartellamt 2019) 
 
Abbildung 2.7: Industriekunde Preisniveaubestandteile als arithmetisches Mittel für den Abnahmefall 
24 GWh/Jahr ohne Vergünstigungen (EEG-Umlagebefreiung etc.), Quelle:(Bundesnetzagentur & 
Bundeskartellamt 2019) 
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Da mit Ausnahme individueller Lieferverträge für große gewerbliche oder industrielle Letzt-
verbraucher bisher von den Lieferanten kaum variable Endkundentarife angeboten werden, 
besteht bei den meisten Endverbrauchern bisher kaum ein Anreiz in verbrauchsseitigen Fle-
xibilitätsoptionen zu investieren5. Es gibt unter den gegebenen Umständen für den Endver-
braucher daher keinen Anreiz, in Zeiten hoher oder niedriger Großhandelspreise weniger 
oder mehr Strom zu beziehen, um so zum ständigen Ausgleich von Angebot und Nachfrage 
beizutragen. Ausnahmen bilden hier lediglich wie bereits erwähnt leistungsgemessene Groß-
verbraucher. Diese müssten für einen variableren Strombezug aber i. d. R. zusätzlich ihre 
Produktionsprozesse flexibilisieren, was u. U. mit zusätzlichem Kostenaufwand verbunden 
ist. Unter den derzeit vorherrschenden Rahmenbedingungen ist es für viele potentielle In-
vestoren von Flexibilitätsoptionen noch nicht attraktiv Flexibilität am Markt anzubieten, wo-
bei sich das höchste wirtschaftliche Potential verschiedener Untersuchungen zufolge auf 
dem Regelenergiemarkt konzentriert (Bertsch & Fridgen 2017). Weitere Hemmnisse in der 
Vermarktung von flexiblen Lasten liegen laut Bertsch et al. zudem in der Rollenverteilung 
zwischen Bilanzkreisverantwortlichen, Netzbetreibern, Industrieunternehmen und mögli-
chen DSM-Vermarktern, da sich die Rollen des Stromlieferanten, des Bilanzkreisverantwort-
lichen und des DSM-Vermarkters häufig überschneiden. 
Teilweise besteht zwar auch für Sektorkopplungstechnologien die Möglichkeit Netzentgelt-
privilegien zu erlangen, jedoch gelten diese i. d. R. nur für bestimmte Technologien bzw. 
werden bestimmte Anforderungen an die jeweilige Anlagenkonzeption gestellt (Doderer & 
Schäfer-Stradowsky 2018). Die generelle Befreiung von den Netznutzungsentgelten nach 
§ 118 Abs. 6 EnWG - wie sie im nachfolgenden Absatz für Strom-zu-Strom-Speicher erläutert 
wird - gilt für Sektorkopplungstechnologien beispielsweise nicht, solange diese den genutz-
ten Strom nicht wieder in das selbe Netz einspeisen, indem er auch entnommen wurde. Eine 
Ausnahme von der Rückverstromungspflicht gibt es nach § 118 Abs. 6 Satz 7 EnWG nur für 
die Anlagen, in denen durch Elektrolyse Wasserstoff erzeugt oder in denen (Bio-)Gas durch 
elektrolytisch erzeugten Wasserstoff und anschließender Methanisierung hergestellt wurde 
(Doderer & Schäfer-Stradowsky 2018). 
 
Netznutzungsentgelte 
Eine besondere rechtliche Rolle kommt bei den Flexibilitätsoptionen den Stromspeichern zu, 
denn diese gelten nach aktuellem Recht sowohl als Erzeuger als auch als Verbraucher von 
Strom. Schon 2010 hat der Bundesgerichtshof in seinem Urteil NVwZ-RR 2010, 431 entschie-
den, dass auch die Entnahmen von Strom aus dem Netz für den Pumpvorgang bei Pumpspei-
cherkraftwerken als Letztverbrauch zu behandeln und damit netzentgeltpflichtig ist. Jedoch 
regelt der § 118 Abs. 6 Satz 1 EnWG, dass ein Speicherbetreiber für 20 Jahre von den Netz-
entgelten befreit ist, wenn die Anlage zur Speicherung elektrischer Energie nach dem 
                                                     
5 Die EU hat in ihrem aktuellen Reformvorhaben zum sogenannten „Clean Energy Package“ beschlossen, dass 
die Energieversorger der Mitgliedstaaten ab dem Jahr 2019 zumindest einen variablen Stromtarif anbieten 
müssen. Diese Vorgabe muss jedoch noch in nationales Recht umgesetzt werden. 
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31.12.2008 neu errichtet und ab dem 04.08.2011 innerhalb von 15 Jahren in Betrieb ge-
nommen wird. Hierbei muss die aus dem Transport- oder Verteilnetz entnommene Energie 
zeitlich verzögert wieder in dasselbe Netz eingespeist werden. Optimierte Pumpspeicher-
kraftwerke werden unter den Voraussetzungen des § 118 Abs. 6 Satz 2 EnWG für zehn Jahre 
von den Entgelten befreit. 
Offenen blieb lange die Frage, ob mit der Befreiung von den Netzentgelten auch die sonsti-
gen netzentgeltbezogenen Umlagen wie die KWK-, die Abschaltbarelasten-, die Offshore-
Haftungs- und § 19 StromNEV-Umlage entfallen (StromNZV 2005). Hierzu entschied jedoch 
der Bundesgerichtshof in seinem Beschluss vom 20.06.2017, EnVR 24/16, dass die Befreiung 
von den Entgelten für den Netzzugang im Sinne des § 118 Abs. 6 EnWG nicht die gesetzli-
chen Umlagen, die Konzessionsabgaben und die Entgelte für den Messstellenbetrieb um-
fasst. Weiterhin regulierungsrechtlich ungeklärt ist die Frage, ob Speicherbetreiber nach § 18 
StromNEV einen Anspruch auf vermiedene Netznutzungsentgelte haben, wenn sie als de-
zentrale Erzeugungsanlage Netzkosten auf vorgelagerten Netz- oder Umspannebenen ver-
meiden. 
Eine Reduzierung der Netzentgelte ist ferner für Letztverbraucher mit separatem Zählpunkt 
im Niederspannungsnetz nach § 14a EnWG möglich, wenn diese mit dem Netzbetreiber 
Netznutzungsverträge abgeschlossen haben und dem Netzbetreiber ermöglichen die Ver-
brauchsanlage fern zu steuern, um Netzengpässe zu vermeiden. Explizit werden in § 14a Satz 
2 EnWG auch Elektromobile als steuerbare Verbrauchseinrichtungen betrachtet. 
Ein weiterer Privilegierungstatbestand zur Reduzierung von Netznutzungsentgelten wird in 
§ 19 StromNEV formuliert, der die sogenannt atypische Netznutzung regelt. Hiernach haben 
Letztverbraucher ein Anrecht auf eine Reduzierung des Netzentgeltes i. H. v. 20 %, wenn auf 
Basis historischer oder prognostizierter Verbrauchsdaten davon ausgegangen werden kann, 
dass die Höchstlast des Verbrauchers von der zeitgleichen Höchstlast aller Entnahmen auf 
der jeweiligen Netzebene abweicht. Die Vereinbarung zur Berechnung eines individuellen 
Netzentgeltes bedarf nach § 19 Satz 5 StromNEV jedoch der Genehmigung durch die Bun-
desnetzagentur. 
Ob bestimmte Lastmanagementanlagen oder Stromspeicher von dieser Regelung profitieren 
können bleibt zunächst unklar, da diese Anlagen sich in ihrer Fahrweise i. d. R. zunächst nach 
den Strompreissignalen richten und nicht primär nach der Netzsituation. Bisher wird bei der 
Preisbildung an der Strombörse die Netzsituation zunächst außer Acht gelassen (die soge-
nannte Annahme der „Kupferplatte“ im Stromhandel). Nur wenn sich die aus dem Strom-
handel ergebenden Fahrpläne bei den Übertragungsnetzbetreibern zu Netzengpasssituatio-
nen führen, wird ein sogenannter Redispatch durchgeführt, um die Netzengpässe aufzulö-
sen. 
Unter diesen Bedingungen kann von einer Lastmanagementanlage oder einem Stromspei-
cher als Letztverbraucher nur schwer prognostiziert werden, dass seine Höchstlast von der 
Gesamthöchstlast abweicht. Auch die zunehmende Einspeisung aus volatiler EE-
Stromerzeugung trägt dazu bei, dass angespannte Netzsituationen nur schwer vorhersagbar 
sind. So kann es durchaus zu Höchstlastsituationen kommen, in denen gleichzeitig große EE-
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Mengen in das System integriert werden müssen und es im Sinne eines hohen Integrations-
anteils vorteilhaft wäre, wenn ein Verbraucher zusätzliche Last zuschaltet, statt Last vom 
Netz zu nehmen. Aus diesen Gründen hat die Bundesnetzagentur für die sachgerechte Fest-
legung der individuellen Netzentgelte konkretisiert, dass Leistungsspitzen, die durch einen 
kurativen Redispatch6, aufgrund von Anforderungen des Netzbetreibers oder durch die Er-
bringung von negativer Regelenergie ausgelöst wurden, bei der Ermittlung der in die Hoch-
lastzeitfenster fallenden Jahreshöchstlast unberücksichtigt bleiben (Doderer & Schäfer-
Stradowsky 2018; Bundesnetzagentur 2013). 
Als letzter Netzentgelt-Privilegierungstatbestand sei an dieser Stelle § 19 Abs. 4 StromNEV 
genannt, der eine besondere Netzentgeltregelung für Stromspeicherbetreiber adressiert. 
Hierbei haben Netzbetreiber den Stromspeicherbetreibern ein individuelles Netzentgelt an-
zubieten, wenn Betreiber Strom ausschließlich zur Speicherung in einem Stromspeicher ent-
nehmen und anschließend den gespeicherten Strom wieder in das Netz einspeisen. Nach 
§ 19 Abs. 4 StromNEV müssen die Betreiber keinen Arbeitspreis mehr zahlen, sondern nur 
einen Jahresleistungspreis für diejenigen Strommengen, die nicht wieder ins Netz einge-
speist werden, d. h. i. d. R. nur für die Verlustenergie. In Abgrenzung zu § 118 Abs. 6 EnWG 
werden in § 19 Abs. 4 StromNEV nur Stromspeicher adressiert, jedoch muss der Strom nicht 
in dasselbe Netz, sondern nur ins öffentliche Netz zurückgespeist werden. Solange am Ende 
wieder Strom ins Netz eingespeist wird, könnte die Regelung somit auch solche Anlagen um-
fassen, die Strom zum Zwecke der Speicherung in einer anderen Form, also mechanisch, 
chemisch oder physikalisch speichern (Doderer & Schäfer-Stradowsky 2018). Da § 118 Abs. 6 
EnWG jedoch eine vollständige Befreiung von den Netzentgelten vorsieht, ist davon auszu-
gehen, dass in der Praxis § 118 Abs. 6 EnWG der Privilegierung von § 19 Abs. 4 StromNEV 
vorgezogen wird. 
 
Netzentgeltgewälzte Abgaben und Umlagen 
Bei den netzentgeltgewälzten Abgaben und Umlagen handelt es sich um Kosten, die als Auf-
schlag auf die Netzentgelte anteilig auf die Letztverbraucher umgelegt werden können. Hier-
zu werden Folgende gezählt:  
 Konzessionsabgabe, vgl. § 3 Nr. 18 EnWG 
 KWK-Umlage, vgl. § 26 Abs. 1 S. 1 KWKG 
 § 19 StromNEV-Umlage 
 Offshore-Haftungsumlage, vgl. § 17f EnWG 
 Abschaltbare-Lasten-Umlage, vgl. § 18 AbLaV9 i. V. m. § 9 KWKG 
Im Vergleich zur EEG-Umlage oder den Netzentgelten, machen diese jedoch nur einen relativ 
kleinen Anteil an den Strompreisbestandteilen für Letztverbraucher aus (vgl. Abbildung 2.5, 
                                                     
6 Beim Netzmanagement wird zwischen kurativen und präventiven Redispatch unterschieden. Beim präven-
tiven Redispatch wird einer Netzengpasssituation vorgebeugt, während ein kurativer Redispatch die Engpasssi-
tuation behebt. 
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Abbildung 2.6 und Abbildung 2.7). Entsprechend niedrig ist beim Wegfall dieser Abgaben 
und Umlagen auch die regulatorische Steuerungswirkung, die eine flexiblere Fahrweise an-
reizen könnte. Da bestimmte Privilegierungstatbestände, die zumindest eine Reduzierung 
der Umlagen ermöglichen, darüber hinaus in den meisten Fällen nur für Letztverbraucher 
mit einer jährlichen Mindestabnahme von 1 Mio. kWh gelten, ist das Gesamtpotential zur 
Anreizung neuer Flexibilitäten begrenzt (siehe hierzu z. B. § 26 Abs. 1 KWKG zur reduzierten 
KWK-Umlage, § 19 Abs. 2 Satz 15 StromNEV zur Begrenzung der § 19 StromNEV-Umlage o-
der § 17e und § 17f EnWG zur Begrenzung der Off-Shore-Haftungsumlage). 
 
EEG-Umlage 
Ob ein Betreiber einer Flexibilitätsanlage EEG-Umlagepflichtig ist hängt davon ab, ob er als 
Letztverbraucher angesehen wird oder nicht. Nach § 3 Nr. 33 EEG ist jede natürliche oder 
juristische Person Letztverbraucher, die Strom verbraucht. Im Gegensatz zur Begriffsbe-
stimmung im § 3 Nr. 325 EnWG kommt es im EEG jedoch nicht darauf an, dass der Strom 
gekauft wurde, so dass auch Verbraucher, die ihren Strom selbst erzeugen, als Letztverbrau-
cher angesehen werden. Ob Speicher als Letztverbraucher gelten, lässt die Norm jedoch bis-
her offen, um einen laufenden Prüfprozess nicht vorwegzugreifen (Doderer & Schäfer-
Stradowsky 2018). Neben einer fehlenden eindeutigen Entscheidung des Gesetzgebers ist 
bisher auch keine richterliche Entscheidung zu Sektorenkopplungsanlagen zur Einordnung als 
Letztverbraucher erfolgt, weshalb davon ausgegangen werden muss, dass diese Anlagen 
genauso wie Speicher als Letztverbraucher anzusehen sind und somit EEG-Umlagepflichtig 
sind (Doderer & Schäfer-Stradowsky 2018). 
Es gibt jedoch einzelne Tatbestände, bei deren Erfüllung eine Reduzierung oder gar ein Weg-
fall der EEG-Umlage in Betracht kommt. Beispielweise reduziert sich nach § 61 Abs. 2 Satz 1 
EEG die Umlage auf 40 %, wenn sich eine natürliche oder juristische Person selbst mit Strom 
versorgt, der aus einer EE- oder hocheffizienten KWK-Anlage stammt. Für die Eigenversor-
gung muss der selbst verbrauchte Strom in unmittelbarer räumlicher Nähe erzeugt werden 
und darf nicht durch ein Netz durchgeleitet worden sein. Weiterhin muss Personenidentität 
zwischen Erzeuger und Verbraucher vorliegen. Aufgrund der Begriffsbestimmung für EE-
Anlagen nach § 3 Nr. 1 Satz 2 EEG sind reine EE-Stromspeicher als Anlage im Sinne des EEG 
zu betrachten (Doderer & Schäfer-Stradowsky 2018). 
Die Umlagepflicht kann gemäß § 61a EEG sogar ganz entfallen, wenn Eigenversorger: 
 Strom zur Stromerzeugung verbrauchen (gesetzlicher Kraftwerkseigenverbrauch, 
Nr. 1) 
 weder unmittelbar noch mittelbar an ein allgemeines Netz angeschlossen sind (Insel-
anlagen, Nr. 2) 
 sich selbst vollständig mit Strom aus erneuerbaren Energien versorgen und für den 
Strom, den sie nicht selbst verbrauchen, keine finanzielle Förderung nach Teil 3 des 
EEG in Anspruch nehmen (vollständige Eigenversorgung mit EE-Strom, Nr. 3) oder 
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 Anlagen mit höchstens 10 kW Nennleistung und einem kalenderjährlichen Stromver-
brauch von höchstens 10 MWh betreiben (Bagatellgrenze/De-minimis-Regel, Nr. 4, 
auf 20 Jahre befristet). 
Für Bestandsanlagen im Sinne des § 61c EEG oder in sogenannten älteren Bestbestandsanla-
gen gemäß § 61d EEG fällt die EEG-Umlage sogar nur zu 20 % bzw. gar nicht an. 
Die energierechtliche Sonderstellung von Speichern durch die Betrachtung als Stromver-
braucher bei der Einspeicherung und Stromerzeuger bei der Ausspeicherung führt des Wei-
teren zu dem Umstand, dass Speichern eigentlich eine doppelte EEG-Umlagepflicht bei der 
Zwischenspeicherung von EE-Strom zukommt. Zunächst beim Bezug des Stroms aus dem 
öffentlichen Netz zum Betrieb des Speichers, und ein zweites Mal nach der Wiedereinspei-
sung des Stroms durch Entnahme eines anderen Letztverbrauchers. Die erweitere Regelung 
im § 61k EEG 2017 legt jedoch inzwischen fest, dass keine EEG-Umlage auf eingespeicherten 
Strom anfällt, wenn für den gesamten ausgespeicherten Strom die volle EEG-Umlage gezahlt 
wurde. Für Speicherverluste muss somit keine EEG-Umlage gezahlt werden, jedoch ggf. für 
Strom der für andere Zwecke als die Zwischenspeicherung verbraucht wurde. 
Ein weiterer Befreiungstatbestand ergibt sich aus § 61k Abs. 2 EEG für die Stromentnahme 
zur Erzeugung von Speichergasen (Power-to-Gas-Technologie, sog. funktionale Speicher). 
Danach wird der Bezug von 100 %-igem EE-Strom zur Erzeugung von Speichergasen von der 
EEG-Umlage befreit, wobei dieses Speichergas in das Erdgasnetz eingespeist und andernorts 
wieder rückverstromt werden muss. Für den Letztverbrauch dieses Stroms fällt die (anteili-
ge) EEG-Umlage jedoch an (Doderer & Schäfer-Stradowsky 2018). 
Weitere Privilegierungstatbestände bestehen nach § 64 Abs. 2 ff. EEG für stromintensive 
Unternehmen und i. S. d. § 64 Abs. 2 ff. EEG für Schienenbahnen. Bei der stromintensiven 
Industrie kann für den Stromanteil über 1 GWh die EEG-Umlage in Abhängigkeit der Bran-
chenzugehörigkeit bzw. der Stromkostenintensität auf 15 % oder 20 % reduziert werden. Für 
Schienenbahnunternehmen, die unmittelbar zu Personen- und Güterverkehrszwecken min-
destens 2 GWh Strom im Geschäftsjahr selbst verbrauchen, kann die EEG-Umlage auf 20 % 
begrenzt werden. 
 
Erzeugungsseitige Flexibilität 
Auch erzeugungsseitig sieht der Gesetzgeber inzwischen Sonderregelungen vor, die eine 
flexiblere Fahrweise anreizen sollen. Da in ERAFlex erzeugungsseitigen Flexibilitäten nicht im 
Vordergrund stehen, wird dieser Abschnitt bewusst kurzgehalten. 
In den vergangenen Jahren ist es immer wieder unter bestimmten Bedingungen zu Situatio-
nen gekommen, bei denen negative Preisen an der ‚Day-Ahead‘ Spot Auktion aufgetreten 
sind. Diese Situationen treten vermehrt dann auf, wenn ein hohes EE-Angebot auf eine nied-
rige Nachfrage trifft und es durch weitere ,Must-Run‘-Kapazitäten zu einer potentiell negati-
ven Residuallast kommt. Als Residuallast wird die Last abzüglich der ,Must-Run‘-Kapazitäten 
und der EE-Einspeisung bezeichnet. ,Must-Run‘-Kapazitäten entstehen wiederum durch 
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Kraftwerke, die auf Grund von Verpflichtungen zur Bereitstellung von Systemdienstleistung 
zu jeder Zeit am Netz bleiben müssen. Aber auch KWK-Anlagen, die nicht stromgeführt be-
trieben werden, jedoch zur Wärmelastdeckung weiterbetrieben werden müssen oder 
Grundlastkraftwerke, die aufgrund geringer Laständerungsgradienten nicht flexibel auf nega-
tive Preise reagieren können, tragen zum Überangebot an Strom in diesen Situationen bei. 
Da auch die erneuerbaren Anlagen in diesen Situationen weiter einspeisen, werden sie am 
Spotmarkt zu negativen Preisen vermarket, was die Förderkosten für EE wiederum in die 
Höhe treibt. 
Zur Vermeidung negativer Preise hat der Gesetzgeber im Jahr 2014 den § 24 EEG eingeführt, 
der im EEG 2017 zum § 51 wurde. Die sogenannte „6-h-Regelung“ sieht seitdem vor, dass 
sich der anzulegende Wert für den gesamten Zeitraum auf null verringert, wenn der Wert 
der Stundenkontrakte am Spotmarkt der Strombörse in der vortägigen Auktion in mindes-
tens sechs aufeinanderfolgenden Stunden negativ ist. Damit sollen EE-Anlagen angereizt 
werden, ebenfalls ihre Stromproduktion zu drosseln. Ausnahmen von der „6-h-Regelung“ 
sieht § 51 Abs. 3 EEG für Windenergieanlagen mit weniger als 3 MW Leistung, sonstige Anla-
gen mit weniger als 500 kW Leistung sowie für Pilotwindenergieanlagen an Land und auf See 
vor. 
Das EEG sieht des Weiteren besondere Zahlungsansprüche für Biogasanlagen vor, die im 
Gegensatz zu Wind- und PV-Anlagen grundsätzlich in der Lage sind Strom nach Bedarf zu 
produzieren. Das EEG unterscheidet dabei zwischen einem Zahlungsanspruch für neue Anla-
gen nach § 50a EEG (Flexibilitätszuschlag) und einem Zahlungsanspruch für Bestandsanlagen 
nach § 50b EEG (Flexibilitätsprämie). Hierbei erhalten Betreiber von Biogasanlagen für die 
zusätzliche Installation von flexibler Leistung eine Kapazitätszahlung i. H. v. 40 €/kW pro Jahr 
(Flexibilitätszuschlag) bzw. 130 €/kW pro Jahr (Flexibilitätsprämie). 
Ab 2018 bis 2020 sieht das EEG 2017 außerdem sogenannte Innovationsausschreibungen 
vor. Hierbei sollen besonders netz- und systemdienliche Anlagekonfigurationen gefördert 
werden. Der zentrale Unterscheid zu den konventionellen Ausschreibungen ist, dass die In-
novationsausschreibungen gemäß § 39 j Abs. 1 EEG nicht auf einzelne EE-Anlagen be-
schränkt sind, sondern auch Gebote für die Kombination oder den Zusammenschluss ver-
schiedener erneuerbarer Energien abgegeben werden können (Doderer & Schäfer-
Stradowsky 2018). 
Alles in Allem lässt sich festhalten, dass der regulatorische Rahmen für Flexibilitätsoptionen 
in Deutschland noch lückenhaft ist und vor allem gewisse begriffliche Untersicherheiten ent-
hält, somit zu weiteren Unsicherheiten für Investoren und Betreibern von Flexibilitätsoptio-
nen führt und damit einem weiteren reibungslosen Ausbau der EE entgegensteht.
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3 Entwicklung eines gemeinsamen 
Szenariorahmens (DLR, IER) 
 
 
 
Ein Ziel bei der Bearbeitung des Projektes ERAFlex war es, einen Beitrag für ein sicheres 
Stromversorgungssystem mit erhöhtem Anteil an erneuerbaren Energien (EE) beizusteuern 
und dabei besonders den Bedarf an notwendigen Flexibilitätsoptionen zu untersuchen. Es 
wurde analysiert, wie ungünstige Pfadabhängigkeiten bei der Entwicklung des Energiesys-
tems bis zum Jahr 2035 vermieden werden können, um so den Efficiency-Gap zu reduzieren. 
Bei der Entwicklung von zu betrachtenden Szenarien war zunächst geplant, sich am Netz-
entwicklungsplan 2030 (Bundesnetzagentur 2016) und dem Energiekonzept der Bundesre-
gierung (BMWi & BMU 2010) zur Erstellung eines Basisszenarios zu orientieren. Dieses Vor-
gehen sollte es erlauben, aktuell diskutierte Entwicklungen zu untersuchen und zu kommen-
tieren. Über eine Variation der in Tabelle 3.1 dargestellten Parameter hätte sich eine Vielzahl 
an zu analysierenden Szenarien ergeben. Da nicht alle Kombinationen der in der Tabelle dar-
gestellten Parameter ein konsistentes Szenario ergeben hätten, hätte eine Untermenge aller 
möglichen Kombinationen für die Untersuchungen ausgewählt werden müssen. Da aber 
auch eine solche Untermenge noch immer eine hohe Anzahl an Szenarien enthalten und 
einen hohen Aufwand für die Modellparametrisierung bedingen würde, wurde dieses Vor-
gehen im Rahmen des ersten Projekttreffens mit dem Projektträger hinterfragt. 
Strom-
nachfrage 
Brenn-
stoffpreise 
Ziele für 
CO2-
Emissionen 
Biomasse 
Kosten 
Batterie 
Speicher 
Kosten 
Langzeit 
Speicher 
Regulat. 
Rahmen 
hoch hoch hoch weiterhin im 
Stromsektor 
hoch hoch Förde-
rung mittel mittel mittel mittel mittel 
niedrig niedrig niedrig 
nichtmehr im 
Stromsektor 
niedrig niedrig Markt 
Tabelle 3.1: Auf dem Projekttreffen am 26.10.2016 am IER diskutierte Szenariomatrix. Diese Matrix 
wurde auf Grund der in 1.1 besprochenen Anpassungen im Projekt nicht weiterverfolgt 
Gemeinsam mit dem Projektträger wurde erörtert, dass das angestrebte Projekt eher einen 
wissenschaftlichen Charakter aufweisen sollte und daher die Ermittlung und Analyse der 
Gründe des Efficiency-Gaps wichtiger sei als die Untersuchung einer Vielzahl realitätsnaher 
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und konkreter Fragestellungen von politischer Relevanz. Hierfür ist die ursprünglich geplan-
te, detaillierte Ausarbeitung von Szenarien anhand vorhandener energiewirtschaftlicher Stu-
dien für die Modellparametrisierung nicht notwendig. Es ist vielmehr zu untersuchen, wie 
der Einfluss der grundlegenden und notwendigen Entwicklungen für die Energiewende auf 
den Efficiency-Gap zu beurteilen ist. Diese grundlegenden Entwicklungen bestehen aus  
 dem Ausbau der Erneuerbaren Energien, 
 dem Ausbau von Flexibilitätsoptionen und  
 der Gestaltung des Marktes und der Förderungen. 
Hierfür wurde dann ein gemeinsamer Szenariorahmen entwickelt, der diese grundlegenden 
Entwicklungen abbilden kann und die Analyse des Efficiency-Gaps erlaubt. Dieser Szenarior-
ahmen besteht aus den in Tabelle 3.2 aufgeführten Parametern und ihren Variationen. Die 
über diesen Rahmen erstellten und untersuchten Szenarien werden in Abschnitt 6 ausführ-
lich beschrieben und diskutiert. 
EE-
Anteil 
Strategie des Speicherbe-
triebs 
Anzahl der Spei-
cherbetreiber 
Prognoseun-
sicherheit 
Variable Markt-
prämie für EE 
40 % 
Minimieren der Systemkos-
ten 
1 Ja Ja 
60 % Maximieren des Profits 2 Nein Nein 
80 % Fehlertolerante Strategie 10   
Tabelle 3.2 Die Tabelle zeigt die Szenarioparameter und deren möglichen Ausprägungen, die durch 
die Modelle abgebildet werden können. Die in Abschnitt 6 diskutierten Szenarien und Ergebnisse 
basieren auf unterschiedlichen Kombinationen dieser Parameterwerte 
Nach der Definition der aufgeführten Parameter des gemeinsamen Szenariorahmens und 
ihrer Variationen müssen zur Anwendung der Modelle die Eingangsdaten aufbereitet und 
vereinheitlicht werden. Anhang A.1 gibt ergänzend einen Überblick über die gemeinsame 
Datenbasis. Weitere rechnungsspezifischen und technische Datenannahmen befinden sich in 
den Abschnitten 5 und 6. 
Im Folgenden geht es um die detaillierte Beschreibung beim Vorgehen der Modellkopplung.
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4 Methode der Modellkopplung 
In diesem Abschnitt wird die umgesetzte Methode zur Modellkopplung von E2M2 und 
AMIRIS ausführlich beschrieben. Für ein besseres Verständnis der Methode erfolgt in Ab-
schnitt 4.1 eine Beschreibung sowie eine Gegenüberstellung der mathematischen Ansätze 
beider Modelle. In den Abschnitten 4.2 und 4.3 werden die zur Modellkopplung benötigten 
Anpassungen in E2M2 sowie in AMIRIS dargestellt. 
4.1 Beschreibung der Modelle 
Im Rahmen des Projekts ERAFlex wurden ein kostenminimierendes fundamentales Elektrizi-
tätsmarktmodell (E2M2) und ein agentenbasiertes Elektrizitätsmarktmodell (AMIRIS) gekop-
pelt. Es folgt nun eine detaillierte Beschreibung beider Modelle. 
4.1.1 E2M2 (IER) 
Das European Electricity Market Model E2M2 ist ein fundamentalanalytisches Elektrizitäts-
marktmodell basierend auf (Sun et al. 2008) und (Sun 2013) welches am Institut für Ener-
giewirtschaft und Rationelle Energieanwendung (IER) der Universität Stuttgart entwickelt 
wurde. Es simuliert das Marktgeschehen am Großhandelsmarkt für Elektrizität auf Basis von 
Angebot von Nachfrage und basiert auf der ökonomischen Theorie eines vollkommenen 
Markts (Jevons 1871). 
E2M2 ermöglicht die simultane Optimierung der Einsatzplanung und der Investitionsent-
scheidung im europäischen wettbewerblichen Strommarkt und somit die Identifikation sinn-
voller Maßnahmen für die kosteneffiziente und nachhaltige Transformation des Elektrizitäts-
systems. Als Strommarktmodell umfasst E2M2 die Abbildung von anlagen- und blockschar-
fen thermischen Kraftwerken, erneuerbaren Energieerzeugern und Flexibilitätsoptionen, wie 
Lastmanagement oder Speichertechnologien. Diese können zusätzlich den jeweiligen Regio-
nen zugeordnet werden. Bei der Investitionsentscheidung kann zwischen repräsentativen 
Zubauoptionen gewählt werden. Eine Übersicht über das Elektrizitätsmarktmodell E2M2 und 
seine typischen Modellcharakteristika ist in Abbildung 4.1 sowie in Tabelle 4.1 dargestellt.  
Die Erzeugung fluktuierender erneuerbarer Energiequellen wie Wind- und Sonnenenergie 
wird innerhalb dieses Projekts im Gegensatz zum in (Sun et al. 2008) und (Sun 2013) be-
schriebenen stochastischen Ansatz deterministisch berechnet. Dabei werden Erzeugungspro-
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file dem Modell exogen vorgegeben. Außerdem sind diese Anlagen in E2M2 mit Einspeise-
management modelliert, so dass die aus fluktuierenden Energiequellen überschüssige Ener-
gie entweder eingespeichert oder systemoptimal abgeregelt werden kann. 
Die verwendete Modellversion ist als lineares Programm mit optionalen gemischt-
ganzzahligen Rahmenbedingungen für eine diskrete Abbildung des Kraftwerksparks formu-
liert (Sun et al. 2008). Somit könnten Restriktionen wie Mindestbetrieb- oder Mindeststill-
standzeiten berücksichtigt werden. Außerdem wird diese Version um einen mehrstufigen 
Modellierungsansatz (Fleischer n.d.) ergänzt. 
 
Abbildung 4.1: Steckbrief des Elektrizitätsmarktmodells E2M2 
 Kraftwerkspark
 Dispatch
 Stromerzeugung
Ergebnisse
 Systemkosten
 Strompreise
 Marktwert
Input Modell
 Lineare Programmierung
 Zielfunktion
 Restriktionen
European Electricity Market Model – E2M2
 Fundamentales lineares (gemischt-ganzzahliges) Elektrizitätsmarktmodell für Europa 
 Investitionsentscheidung für Kraftwerke, Speicher, Übertragungskapazitäten und weitere 
Flexibilitätsoptionen und simultane Optimierung der Einsatzplanung
 Bereitstellung von Regelleistung und Vorhaltung von Reservekapazitäten
 Myopische Optimierung auf jährlicher Basis mit stündlicher Auflösung
 Strompreise für einen Markt mit vollständigem Wettbewerb
Einsatzplanung
 Einspeisung fEE
 Existierender Kraftwerkspark
 Techn. + ökon. Parameter
Investitionen
 Kraftwerke (konv. + EE)
 Flexibilitätsoptionen
Restriktionen
 Deckung der Last
 Ober-/ bzw. Untergrenzen
Modellname E2M2 - European Electricity Market Model 
Urheber (Institut) 
Institut für Energiewirtschaft und Rationelle Energieanwen-
dung (IER), Universität Stuttgart 
Modelltyp 
Fundamentalanalytisches Elektrizitätsmarktmodell (Optimie-
rung) 
Technischer Fokus 
Strommarkt, Identifikation sinnvoller Maßnahmen für die kos-
teneffiziente und nachhaltige Transformation des Elektrizitäts-
systems 
Geografischer Fokus Deutschland, Europa 
Räumliche Auflösung DE bis 20 Regionen, EU bis länderscharf 
Planungshorizont Heute - 2050 
Optimierungszeitraum 1 Jahr  
Zeitliche Auflösung 1h, ggf. Typstunden  
Input-Parameter 
 ZD* TD* RD* 
 Investitionskosten    
 Fix-, und variable Kosten   
 Investierbare Stromerzeugungskapazi-
täten 
  
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Tabelle 4.1: Typische Modellcharakteristika von E2M2 / *ZD, TD, RD – zeitliche, technologische, 
räumliche Differenzierung 
 
Zielfunktion 
Als Zielfunktion werden die Gesamtsystemkosten7 zur Deckung der exogen vorgegebenen 
Nachfrage in einem durch technische und regulatorische Restriktionen (z. B. installierte Ka-
pazitäten, Anlagenverfügbarkeit, Begrenzung der CO2-Emissione etc.) begrenzten Lösungs-
raum minimiert. Die Gesamtsystemkosten 𝐺𝑆𝐾𝑜𝑠𝑡𝑒𝑛 bestehen aus den annuisierten Investi-
tionskosten 𝑎𝐼𝑛𝑣𝐾𝑜𝑠𝑡𝑒𝑛𝑢 und den jährlichen Fixkosten 𝐹𝑖𝑥𝑂𝑎𝑀𝐾𝑜𝑠𝑡𝑒𝑛𝑢 der neuen instal-
lierten Kapazitäten sowie aus den variablen Kosten. Die jährlichen Fixkosten existierender 
Kapazitäten werden als ,Sunk costs‘ (OECD 2008) betrachtet, um die Modellkomplexität zu 
reduzieren. Bei der Berechnung der variablen Kosten werden die Betriebs- und Wartungs-
kosten 𝑉𝑎𝑟𝑂𝑎𝑀𝐾𝑜𝑠𝑡𝑒𝑛𝑢,𝑡 sowie die Brennstoffkosten 𝐵𝑟𝑒𝑛𝑛𝑠𝑡𝑜𝑓𝑓𝐾𝑜𝑠𝑡𝑒𝑛𝑢,𝑡 und CO2-
Zertifikatskosten 𝐶𝑂2𝐾𝑜𝑠𝑡𝑒𝑛𝑢,𝑡 über die betrachteten Zeitschritte summiert. Die eingesetzte 
Zielfunktion zur Minimierung der Gesamtsystemkosten lässt sich mathematisch durch (4.1) 
beschreiben: 
min 𝐺𝑆𝐾𝑜𝑠𝑡𝑒𝑛 = min ∑ (𝑎𝐼𝑛𝑣𝐾𝑜𝑠𝑡𝑒𝑛𝑢 + 𝐹𝑖𝑥𝑂𝑎𝑀𝐾𝑜𝑠𝑡𝑒𝑛𝑢)
𝑢∈𝑈𝐼𝑛𝑣
+ ∑ ∑(𝑉𝑎𝑟𝑂𝑎𝑀𝐾𝑜𝑠𝑡𝑒𝑛𝑢,𝑡 + 𝐵𝑟𝑒𝑛𝑛𝑠𝑡𝑜𝑓𝑓𝐾𝑜𝑠𝑡𝑒𝑛𝑢,𝑡 + 𝐶𝑂2𝐾𝑜𝑠𝑡𝑒𝑛𝑢,𝑡)
𝑡∈𝑇
 
𝑢∈𝑈
 
(4.1) 
mit: u – Anlage 
 𝑡 – Zeitschritt 
 𝑈 – alle Anlagen 
 𝑈𝐼𝑛𝑣 – alle neu investierten Anlagen im Optimierungszeitraum 
                                                     
7 Unter Gesamtsystemkosten werden in E2M2 im Rahmen des Projekts ERAFlex die Summe der annuisierten 
Investitionskosten, der jährlichen Fixkosten der neuen Kapazitäten, der Betriebs- und Wartungskosten sowie 
der Brennstoff- und CO2-Zertifikatskosten verstanden. Aufgrund der LP-relaxierten Abbildung der Kraft-
werkseinsatzplanung werden keine An- und Abfahrtskosten berücksichtigt. Außerdem werden u. a. keine Rück-
baukosten oder netzgebundene Kosten betrachtet. 
 Installierte Stromerzeugungskapazitäten   
 Kraftwerkswirkungsgrade    
 Brennstoffpreise und CO2-
Zertifikatspreise 
  
 Lastprofil    
Output-Parameter 
 Investitionsentscheidungen    
 Einsatzprofile von Speichern     
 Einsatzprofile von EE-Anlagen unter 
unterschiedlichen regulatorischen Rah-
menbedingungen 
   
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 𝑇 – alle Zeitschritte im Optimierungszeitraum 
 𝐺𝑆𝐾𝑜𝑠𝑡𝑒𝑛 – Gesamtsystemkosten 
 𝑎𝐼𝑛𝑣𝐾𝑜𝑠𝑡𝑒𝑛 – annuisierte Investitionskosten 
 𝐹𝑖𝑥𝑂𝑎𝑀𝐾𝑜𝑠𝑡𝑒𝑛 – jährliche Fixkosten existierender Kapazitäten 
 𝑉𝑎𝑟𝑂𝑎𝑀𝐾𝑜𝑠𝑡𝑒𝑛 – variable Betriebs- und Wartungskosten 
 𝐵𝑟𝑒𝑛𝑛𝑠𝑡𝑜𝑓𝑓𝐾𝑜𝑠𝑡𝑒𝑛 – Brennstoffkosten 
 𝐶𝑂2𝐾𝑜𝑠𝑡en – CO2-Zertifikatskosten. 
 
Stromnachfragedeckung 
Die zu deckende Stromnachfrage ist der entscheidende Treiber des Elektrizitätsmarktmo-
dells E2M2. Zu jedem Zeitpunkt muss eine vollständige Nachfragedeckung gewährleistet 
werden. Dafür können bestehende und neue Kapazitäten sowie Flexibilitätsoptionen, die 
dazu beitragen, die durch fluktuierenden erneuerbaren Energien generierten Schwankungen 
auszugleichen und damit das Residuallastprofil zu glätten, unter bestimmten technisch be-
dingten Restriktionen eingesetzt werden. Die Gleichung der Stromnachfragedeckung ist in 
(4.2) veranschaulicht: 
𝑁𝑎𝑐ℎ𝑓𝑡 = 𝐸𝑟𝑧𝑡 + 𝐼𝑚𝑝𝑡 − 𝐸𝑥𝑝𝑡 + 𝐴𝑢𝑠𝑠𝑝𝑡 − 𝐸𝑖𝑛𝑠𝑝𝑡 + 𝐷𝑆𝑀𝑅𝑒𝑑𝑡 − 𝐷𝑆𝑀𝐸𝑟ℎ𝑡 (4.2) 
mit: 𝑡 – Zeitschritt 
 𝑁𝑎𝑐ℎ𝑓 – Stromnachfrage 
 𝐸𝑟𝑧 – Stromerzeugung 
 𝐼𝑚𝑝 – Importe 
 𝐸𝑥𝑝 – Exporte 
 𝐴𝑢𝑠𝑠𝑝 – Ausspeicherung 
 𝐸𝑖𝑛𝑠𝑝 – Einspeicherung 
 𝐷𝑆𝑀𝑅𝑒𝑑 – durch DSM-Technologien reduzierte Last 
 𝐷𝑆𝑀𝐸𝑟ℎ – durch DSM-Technologien erhöhte Last. 
 
Ökonomische Interpretation dualer Variablen 
Das europäische Strommarktmodell E2M2 liefert umfangreiche Informationen über das Op-
timum des untersuchten Systems. Neben direkt berechneten Ergebnissen, die aus der Lö-
sung des primalen Problems erhalten werden, z. B. die kostenoptimale Einsatz- und Investi-
tionsplanung, können duale Variablen als marginale ,Commodity‘-Kosten interpretiert wer-
den (Remme et al. 2009; Remme 2006). Die duale Variable der Gleichung zur Stromnachfra-
gedeckung liefert zusätzliche Informationen über die stündlichen ‚Day-Ahead‘-Strompreise. 
Dies kann als Angebotspreis des Grenzkraftwerkes für einen Markt mit vollständigem Wett-
bewerb interpretiert werden. Bei der Definition einer CO₂-Obergrenze können analog die 
Preise der CO₂-Zertifikate, bei dem sich diese CO₂-Emissionen am Markt einstellen würden, 
ermittelt werden. Die Grundlagen der linearen Programmierung und des Dualitätstheorems 
sind in Williams (2013) sowie in dort angegebener weiterer Basisliteratur ausführlich erklärt. 
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4.1.2 AMIRIS (DLR) 
 
Abbildung 4.2: Steckbrief des Strommarktmodels AMIRIS 
Das am DLR entwickelte agentenbasierte Simulationsmodell AMIRIS ermöglicht Analysen zur 
Marktintegration der erneuerbaren Energien (EE) sowie von Flexibilitätsoptionen sowohl auf 
der Mikroebene der Akteure als auch auf der Makroebene des Energiesystems. Hierbei kann 
das Verhalten einzelner prototypisierter Akteursgruppen unter verschiedenen Rahmenbe-
dingungen wie z. B. des Markt- oder Förderdesigns berücksichtigt werden. Im Gegensatz zu 
Gleichgewichts- und Optimierungsmodellen existiert keine übergeordnete, zentral vorgege-
bene Zielfunktion, die z. B. die Systemkosten minimiert. Im Zentrum stehen stattdessen die 
im Modell als Agenten dargestellten Akteure der Stromwirtschaft mit ihren Zielvorstellungen 
und Handlungsoptionen. Durch die Modellierung entsteht ein sich selbst entwickelndes Sys-
tem, in dem der Einfluss des Akteursverhaltens und die Wechselwirkungen zwischen den 
Akteuren dargestellt werden (vgl. Abbildung 4.2). 
Die Agenten können sich dabei durch unterschiedliche Eigenschaften auszeichnen (Axelrod 
1997; Brenner 2006; Schmidt 2000; Urban 2004). Demnach gilt für Agenten i. d. R., dass sie: 
 eine eigene interne Struktur und Repräsentation ihrer Umwelt besitzen, 
 unterschiedliche Motivationen und Ziele haben, 
 lernen und daher über adaptive Strategien verfügen, um ihre Ziele zu erreichen, 
 die Fähigkeit zum Planen aufweisen und 
 mit anderen Agenten kommunizieren und kooperieren können. 
Für die bearbeiteten Fragenstellungen im Rahmen des ERAFlex Projektes werden bspw. die 
Speicheragenten mit unterschiedlichen Strategien ausgestattet, um einerseits die Perspekti-
ve eines systemkostenminimierenden Speichereinsatzes abzubilden, als auch die Perspektive 
 Einnahmen
 Kosten
 Anlagenbetrieb
Ergebnisse
 Fördersystemkosten
 Strompreise
 Marktwerte
Input Modell
• Simulation ohne 
Zielfunktion
AMIRIS - Agentenbasiertes Simulationsmodell zur Marktintegration von EE
• Modell bildet Akteure des Strommarktes als Agenten mit spezifischen Vermarktungs-
strategien in stündlicher Auflösung ab
• Akteursheterogenität wird durch prototypisierte Eigenschaften der Akteure dargestellt
• Myopische Marktverhalten der Agenten unter Unsicherheiten und begrenzter Rationalität
• Untersuchung der wechselseitigen Einflüsse zwischen Akteursverhalten, techno-
ökonomischen Regime und regulativen Rahmenbedingungen
• Akteurstypen
• Kraftwerkspark EE + 
thermisch
• Flexibilitätsoptionen
• Rohstoffpreise
• Ausgleichsenergiepreise
• Fördermechanismen
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eines betriebswirtschaftlich optimierenden Speicherbetriebs, der die eigenen Gewinne ma-
ximieren soll (vgl. Abschnitt 4.3.4). 
Tabelle 4.2: Typische Modellcharakteristika von AMIRIS / *ZD, TD, RD – zeitliche, technologische, 
räumliche Differenzierung 
Die relevanten Akteure (z. B. Direktvermarkter von EE-Anlagen, Speicherbetreiber) sind als 
Agenten prototypisiert abgebildet. Ihre mikroökonomisch ausgerichteten Entscheidungen 
basieren dabei sowohl auf der mit Unsicherheiten verknüpften Einschätzung der Börsenprei-
se und Leistungsprognosen wie auch auf der Berücksichtigung aktueller Förderinstrumente 
für erneuerbare Energien (variable und fixe Marktprämien oder Kapazitätsprämien). Aus den 
Geboten der Akteure resultieren Marktpreise, aus denen Refinanzierungsmöglichkeiten für 
die Anlagenbetreiber oder Versorgungsengpässe über Knappheitspreise abgeleitet werden 
können. So kann mit AMIRIS z. B. der Einsatz von Speichertechnologien im Strommarkt aus 
der betriebswirtschaftlichen Sicht untersucht werden. Abbildung 4.3 zeigt die Struktur des 
AMIRIS-Modells.  
Modellname 
AMIRIS - Agentenmodell zur Integration Regenerativer in 
die Strommärkte 
Urheber (Insti-
tut) 
Deutsches Zentrum für Luft- und Raumfahrt (DLR), 
Institut für Technische Thermodynamik 
Modelltyp Agentenmodell (Simulation) 
Technischer Fo-
kus 
Strommarkt, Einsatz Erneuerbarer Energien unter regulatorischen 
Rahmenbedingungen auf Akteursebene 
Geografischer 
Fokus 
Deutschland 
Räumliche Auflö-
sung 
National 
Zeitpunkte pro 
Jahr 
8760 
Zeitliche Auflö-
sung 
1h 
Input-Parameter 
 ZD* TD* RD* 
 Kosten (fix und variabel) für Anlagebetreiber 
und Direktvermarkter 
   
 Kraftwerkswirkungsgrade    
 Rahmenbedingungen    
 Brennstoffpreise und CO2-Zertifikatspreise    
 Lastprofil    
 Installierte Stromerzeugungskapazitäten    
Output-
Parameter 
 Einsatzprofile von Speichern unter unter-
schiedlichen Betriebsstrategien 
   
 Einsatzprofile von EE-Anlagen unter unter-
schiedlichen regulatorischen Rahmenbedin-
gungen 
   
 Erlöse der Direktvermarkter    
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Abbildung 4.3: Struktur des Agentenmodells AMIRIS  
Die EE-Anlagenbetreiberagenten können prototypisch nach verschiedenen Leistungsklassen 
mit unterschiedlich hohen Stromgestehungskosten und Eigentümerstrukturen ausdifferen-
ziert werden und somit unterschiedliche Handlungsmotivationen und Renditeerwartungen 
aufweisen8. Ebenso können die Direktvermarktungsagenten EE-Direktvermarkter prototypi-
siert abbilden. Sie übernehmen für die vertraglich an sie gebundenen Anlagenbetreiber 
sämtliche Pflichten der Direktvermarktung, wie Leistungs- und Preisprognosen sowie die 
Gebotsabgabe an der Strombörse. Es sind verschiedene Förderinstrumente wie z. B. die glei-
tende oder fixe Markt- oder Kapazitätsprämie implementiert, die unterschiedliche Anreiz-
wirkungen hinsichtlich des Einspeiseverhaltens der EE mit sich bringen. 
Physikalisch fließt der Strom im Modell über den Netzbetreiber zum Lieferanten, der die 
Nachfrage symbolisiert und als Senke des Systems dient. Die Nachfrageseite wird derzeit 
über ein gesamtdeutsches Lastprofil abgebildet. Eine detaillierte Modell- und Methodenbe-
schreibung von AMIRIS ist in (Deissenroth et al. 2017) zu finden. 
                                                     
8 Die Identifizierung, Typbildung und Modellierung der einzelnen Anlagenbetreiber- und Direktvermarktungs-
agenten basiert dabei auf einer sozio-technischen Akteursanalyse mit Hilfe von Dokumentenanalysen, semi-
strukturierter Experteninterviews und Akteursworkshops. Diese Akteursanalysen wurden z. T. in Vorprojekten 
zur Entwicklung des AMIRIS-Modells gemeinsam mit Technik- und Umweltsoziologen des „Zentrums für inter-
disziplinäre Risiko- und Innovationsforschung“ (ZIRIUS) der Universität Stuttgart durchgeführt. 
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In Ergänzung zur volkswirtschaftlichen Systemoptimierung mit E2M2 übernimmt AMIRIS im 
Projekt ERAFlex die Perspektive der betriebswirtschaftlichen Einsatzstrategien der betrach-
teten Erzeugungseinheiten und Flexibilitätsoptionen. 
AMIRIS verfügt über eine detaillierte, stündlich aufgelöste modellendogene Simulation des 
‚Day-Ahead‘-Spotmarktes in Form eines klassischen Merit-Order Modells, in dem die Grenz-
kosten der Kraftwerke über Rohstoffpreise, CO2-Preise, technologiespezifische Wirkungsgra-
de und weitere variable Kosten bestimmt werden. Der Börsenstrompreis ergibt sich dabei 
aus der Einsatzreihenfolge der Kraftwerkstechnologien aufsteigend sortiert nach ihren 
Grenzkosten (Abbildung 4.4).  
 
Abbildung 4.4: Stilisiertes Merit-Order Modell 
In AMIRIS werden von den konventionellen Kraftwerksagenten – bestehend aus Kernkraft-
werken (KKW), Braun- und Steinkohle- (BKW bzw. SKW) sowie Gas- und Dampf-Kraftwerken 
(GuD) und Gasturbinen (GT) – zu jeder Simulationsstunde die Grenzkosten der Produktion 
𝑀𝐶𝑃𝑟𝑜𝑑 für die nächste Gebotslegung an der Börse berechnet: 
𝑀𝐶Prod(𝑖, 𝑗, ℎ) =
𝐶Fuel(ℎ)
𝐻spez
+ 𝑃CO2(ℎ) ∗ 𝐸spez(𝑖)
𝜂𝑗
+ 𝐶var 
(4.3) 
mit: 𝑖 – Kraftwerkstyp 
 ℎ – Stunde des Jahres 
 𝐶Fuel(ℎ) – Kosten des Brennstoffs in Stunde ℎ 
 𝐻spez – spezifischer Heizwert des Energieträgers 
 𝑃CO2(ℎ) - CO2-Preis in Stunde ℎ 
 𝐸spez(𝑖) – spezifische CO2-Emissionen des Kraftwerkstyps 𝑖 
 𝐶var – sonstige variable Betriebskosten 
 𝜂𝑗 – Wirkungsgrad des 𝑗-ten Erzeugungsblocks. 
Die Brennstoff- und CO2-Zertifkatskosten werden dabei in täglicher Auflösung exogen als 
Zeitreihe eingelesen. 
Für die Wirkungsgrade ist zu beachten, dass die Erzeugungskapazitäten in AMIRIS in einzelne 
„Blöcke“ aufgeteilt werden und jedem Erzeugungsblock ein anderer Wirkungsgrad zugeteilt 
wird. Die Zuteilung erfolgt als lineare Interpolation zwischen dem niedrigsten (𝜂𝑚𝑖𝑛) und 
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höchsten (𝜂𝑚𝑎𝑥) Wirkungsgrad der jeweiligen Technologie. Im Rahmen des Projektes wurde 
die Erzeugungsblockgröße auf jeweils 200 MW definiert. 
Zu den marginalen Produktionskosten 𝑀𝐶𝑃𝑟𝑜𝑑 kann noch ein ,Mark-up‘ 𝑀𝑈𝑗  addiert werden, 
um das letztendliche Gebot 𝐺 des Erzeugungsblocks 𝑗 bei der Strombörse zu erhalten9: 
𝐺 = 𝑀𝐶Prod + 𝑀𝑈𝑗 (4.4) 
Für die Validierung des Merit-Order Modells können die ‚Mark-ups‘ aus Kalibrierungsläufen 
für jede Kraftwerkstechnologie bestimmt werden. Hierbei handelt es sich um Auf- oder Ab-
schläge auf die Grenzkosten, um zusätzliche Kosten für An- und Abfahrt der Kraftwerke, 
Blockgebote an der Börse oder strategisches Bieterverhalten zu berücksichtigen.  
Zusammen mit den Grenzkosten bilden ‚Mark-ups‘ die Gebote ‚𝐴𝑠𝑘‘10 der Kraftwerks-
Agenten für den Spotmarkt und lassen sich als Preis-Mengen-Tupel für jeden Agenten 𝑖 und 
jede Stunde ℎ allgemein in folgender Form darstellen: 
𝐴𝑠𝑘𝑖,ℎ,𝑀𝐶
𝑠𝑝𝑜𝑡 =  {(𝑝𝑖,ℎ,1
𝑠𝑝𝑜𝑡  , 𝑞𝑖,ℎ,1
𝑠𝑝𝑜𝑡
) , … , (𝑝𝑖,ℎ,𝑁
𝑠𝑝𝑜𝑡 ,  𝑞𝑖,ℎ,𝑁
𝑠𝑝𝑜𝑡
)} (4.5) 
mit: 𝑁 – Anzahl der Stunden im Jahr (= 8760 h) 
 𝑝 – Preisgebot ≙ Grenzkosten + evtl. ‚Mark-ups‘ 
 𝑞 – Menge. 
Die Direktvermarkter der EE-Anlagenbetreiber geben ebenfalls ihr Gebot entsprechend der 
Grenzkosten ihrer vermarkteten EE-Technologien ab. Die Grenzkosten für PV-Anlagen wer-
den mit 0 €/MWh angesetzt. Für Wind On- und Offshore-Anlagen wird der variable Anteil an 
den Operations- und Maintenance-Kosten (O&M Kosten) zur Bestimmung der Grenzkosten 
aus Untersuchungen der DWG (2015), der IRENA (2018) und Röckmann et al. (2017) heran-
gezogen. Sie belaufen sich im Mittel auf 18,6 €/MWh für Wind Onshore und 30,4 €/MWh für 
Offshore Wind. Anschließend wird die Menge aller Preis-Mengen-Tupel vom Strombörsen-
Agenten aufsteigend nach den Grenzkosten geordnet: 
𝐴𝑠𝑘ℎ,𝑀𝐶
𝑠𝑝𝑜𝑡 =  {(𝑝ℎ,1
𝑠𝑝𝑜𝑡  , 𝑞ℎ,1
𝑠𝑝𝑜𝑡
) , … , (𝑝ℎ,𝑣
𝑠𝑝𝑜𝑡 , 𝑞ℎ,𝑉
𝑠𝑝𝑜𝑡
), … , (𝑝ℎ,𝑉
𝑠𝑝𝑜𝑡 , 𝑞ℎ,𝑉
𝑠𝑝𝑜𝑡
)} (4.6) 
mit: 𝑉 – Gesamtmenge der Preis-Mengen-Tupel 
 𝑣 𝜖 𝑉 – Index für die individuellen Grenzgebote. 
Der uniforme Markträumungspreis 𝑢𝑀𝐶𝑃 wird durch das letzte Gebot bestimmt, das not-
wendig ist, um die Last 𝐿 der Nachfrage zu decken: 
𝑢𝑀𝐶𝑃ℎ
∗ = 𝑚𝑖𝑛 (𝑝ℎ,𝑣∗| ∑ 𝑞ℎ,𝑣
𝑣∗
𝑣=1
≤ 𝐿)  (4.7) 
                                                     
9 Die Berechnung der „gebotenen“ Grenzkosten entsprechen im Modell nicht zwangsläufig den reinen techno-
ökonomischen Grenzkosten der Kraftwerks-Agenten, da bei der letztendlichen „Gebotslegung“ durch die Kalib-
rierung des Modells noch Aufschläge (‚Mark-ups‘) oder Abschläge (‚Mark-downs‘) auf die Grenzkosten addiert 
bzw. subtrahiert werden. 
10 Im Stromhandel werden die Gebote der Angebotsseite als ‚Ask‘, die der Nachfrageseite als ‚Bid‘ bezeichnet. 
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Die erneuerbaren Anlagenbetreiber berechnen darüber hinaus ihre Stromgestehungskosten 
basierend auf ihren erwarteten jährlichen Stromertrag, den erwarteten jährlichen Kosten 
und den Investitionsausgaben zum Zeitpunkt 𝑇 = 0: 
𝐿𝐶𝑂𝐸 =
𝐼0 + ∑
𝐶𝑡
(1 + 𝑖𝑊𝐴𝐶𝐶)𝑡
𝑛
𝑡=1
∑
𝑆𝐸𝑡
(1 + 𝑖𝑊𝐴𝐶𝐶)𝑡
𝑛
𝑡=1
 (4.8) 
mit: 𝐼0 – Investitionsausgaben zum Zeitpunkt 𝑇 = 0 
 𝐶𝑡 – jährliche Kosten zum Zeitpunkt 𝑡 
 𝑆𝐸𝑡  – jährlicher Stromertrag zum Zeitpunkt 𝑡 
 𝑛 – wirtschaftliche Nutzungsdauer in Jahren 
𝑡 – Jahr der Nutzungsperiode 
 𝑖𝑊𝐴𝐶𝐶 – Weighted Average Cost of Capital (WACC). 
Auf Basis der LCOE Kalkulation wird vom Policy-Agenten der anzulegende Wert (AW) für je-
den EE-Anlagenbetreiberagenten bestimmt. Der anzulegende Wert gilt wiederum als Refe-
renzwert für die Bestimmung der Höhe der variablen Marktprämie. In AMIRIS können die 
Anlagenbetreiber außerdem nach einer fixen Marktprämie oder einer Kapazitätsprämie ver-
gütet werden. 
4.1.3 Gegenüberstellung der mathematischen Modellansätze aus AMIRIS 
und E2M2 (DLR, IER) 
Erstellung einer Vergleichsmatrix 
Als ein erster Schritt zur erfolgreichen Modellkopplung wurde eine Vergleichsmatrix mit In-
formationen über die Gemeinsamkeiten und Unterschiede zwischen AMIRIS und E2M2 er-
stellt, die einen theoretischen Abgleich beider Modelle ermöglicht. Durch die Erstellung ei-
ner geeigneten Vergleichsmatrix können die während der Harmonisierungs- und Vergleichs-
phase auftretenden Unterschiede zwischen den Ergebnissen beider Modelle den spezifi-
schen Eigenschaften jedes Modells zugeordnet werden. 
Die in der Vergleichsmatrix berücksichtigten Charakterisierungskriterien und -informationen 
werden wie folgt differenziert: 
 Hintergrundinformation: 
o Modellname 
o Institution 
o Anwendungsgebiet 
 Modelltyp: 
o Modellierungsansatz 
o Systemperspektive 
o Sektoren 
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 Technische Grundlagen: 
o Programmierverfahren 
o Programmierumgebung 
o Solver 
o Datenbank 
 Differenzierung: 
o Räumlich: 
 Regionaler Umfang 
 Regionale Auflösung 
o Zeitlich: 
 Betrachtungshorizont 
 Optimierungszeitraum 
 Temporale Auflösung 
 Abbildung zufälliger Ereignisse 
 Lösungsansatz: 
o Lösungsverfahren 
o Zielfunktion 
o Umgang mit Unsicherheiten 
 Lösungsraum: 
o Politischer Rahmen 
o Grundlegende Restriktionen 
o Elemente der Zielfunktion 
 Grundelemente & Basis und optionale Parameter  
Aus Gründen der Übersichtlichkeit kann die vollständige Vergleichsmatrix im Anhang A.2 
eingesehen werden.  
 
Vergleich der Modellperspektive und -ziele 
Die beiden zuvor beschriebenen Modelle – E2M2 als kostenminimierendes Optimierungs-
modell und AMIRIS als agentenbasiertes Simulationsmodell – zeichnen sich vor allem durch 
ihre unterschiedliche Perspektive auf das zu modellierende System aus. Während E2M2 vor 
allem die makroökonomische Perspektive des sozialen Planers einnimmt, blickt AMIRIS pri-
mär aus der Perspektive der einzelnen Akteure11 auf das Stromsystem.  
Ein Vergleich der Vor- und Nachteile der beiden Ansätze ist in Tabelle 4.3 dargestellt: 
                                                     
11 Akteure in der Realität sind dabei Agenten im Modell. 
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 E2M2 AMIRIS 
 Vorteil Nachteil Vorteil Nachteil 
ökonomische 
Analyseebene 
Zeigt gesamt-
ökonomische 
Effizienz auf / 
Rationalität 
Im Projekt mik-
roökonomisch 
beschränkt auf 
Markt mit voll-
kommenem 
Wettbewerb 
Betrachtung von 
Effekten aus 
nicht vollkom-
menem Wett-
bewerb und 
bedingt rationa-
lem Verhalten 
keine gesamt-
ökonomische 
Optimierung 
ökonomisch 
theoretischer 
Ansatz 
Vollkommener 
Wettbewerb / 
Rational-Choice 
/ Homo oeco-
nomicus 
keine Betrach-
tung von strate-
gischem Verhal-
ten / einge-
schränkte Abbil-
dung von Unsi-
cherheiten / 
keine Unvoll-
kommenheit 
Bounded-
rationality Theo-
ry und Verhal-
tensökonomie 
Nur Annäherung 
an das komplexe 
individuelle 
Verhalten der 
Akteure durch 
eigene Annah-
men, z. B. Pro-
fitmaximierung 
Planungshori-
zont 
langfristige Op-
timierung 
setzt perfect-
foresight und 
sozialen Planer 
voraus 
kurzfristige „Op-
timierung“ unter 
real-
existierenden 
Unsicherheiten 
kein langfristig 
optimales Sys-
tem 
Modellierungs-
ansatz 
rekursive inte-
grierte Optimie-
rung von Inves-
titionen & Ein-
satzplanung (LP) 
hoher Rechen-
aufwand 
sehr schnelle 
Rechenläufe 
keine langfristi-
ge Kopplung von 
Investition und 
Anlageneinsatz 
Marktbetrach-
tung/ Marktab-
bildung 
Grenzkostenba-
sierte Strom-
preisbildung 
(Dualitätstheo-
rem) (Williams 
2013) 
Markt mit voll-
kommenem 
Wettbewerb 
inkl. Markt-Ups 
Annäherung an 
Marktpreise 
Gesamtmodell 
schwer zu vali-
dieren, kein 
Benchmark vor-
handen 
Tabelle 4.3: Vergleich der Modellperspektive und -ziele 
4.2 Mehrstufiges Simulationsablaufschema im Elektrizitäts-
marktmodell E2M2 (IER) 
Mit dem Ziel der Modellkopplung zwischen E2M2 und AMIRIS und somit der Einhaltung der 
Vergleichbarkeit der resultierenden Ergebnisse wurde seitens IER eine geeignete Konfigura-
tion für E2M2 identifiziert, welche die interdependenten Wechselwirkungen zwischen Elekt-
rizitätsnachfrage, fluktuierender Energieerzeuger und Flexibilitätsoptionen mit einer zeitli-
chen höhen Auflösung sowie einem hohen Detaillierungsgrad abbilden kann. Diese Konfigu-
ration besteht aus einem mehrstufigen Modellierungsansatz, wobei die Aggregation der An-
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lagen und die zeitliche Auflösung über hierarchische Rechenläufe variieren können, um die 
Rechenzeit ohne Verzicht auf die Qualität der Ergebnisse (oder nur in geringem Umfang) zu 
reduzieren.  
Das mehrstufige Simulationsablaufschema, das in Abbildung 4.5 veranschaulicht ist, besteht 
aus drei sukzessiven Teiloptimierungen, die nachfolgend detaillierter dargelegt werden. 
 
 Abbildung 4.5: Mehrstufiges Simulationsablaufschema in E2M2 
4.2.1 Stufe 1: Langfristige Ausbauplanung 
Beschreibung 
Als erstes wird das zur Deckung des Strombedarfs theoretisch kostenoptimale Erzeugungs- 
und Flexibilitätsportfolio durch eine Greenfield-Rechnung, d. h. ohne bestehende Kapazitä-
ten, ermittelt. Die Investitionsentscheidung erfolgt durch die Optimierung der zur Verfügung 
stehenden repräsentativen Zubauoptionen und unter Einhaltung regulatorischer Rahmen-
bedingungen. Diese repräsentieren die nationalen energiepolitischen Ziele wie z. B. eine 
Obergrenze für die CO2-Emissionen. Die Zubauoptionen sind nach Primärenergieträgern, 
technischem Kraftwerkstyp und Turbinentyp, darunter Braunkohle, Steinkohle, Kernenergie, 
Erdgas (GT und GuD), Speicher, Photovoltaik und Wind (On- und Offshore), aggregiert. 
 
Modellkonfiguration und –inputs 
Die Kraftwerkseinsatzplanung wird LP-relaxiert abgebildet und die kostenoptimalen 
Investitionsentscheidungen werden integral auf jährlicher Basis mit stündlicher Auflösung 
ermittelt. Deutschland wird als eine einheitliche Preiszone betrachtet. Das Nachfrageprofil 
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und der Jahresstrombedarf werden exogen dem Modell vorgegeben. Der Lösungsraum wird 
sowohl durch technische und ökonomische Restriktionen von konventionellen Kraftwerken, 
erneuerbaren Anlagen und Speichern begrenzt als auch von Rahmenannahmen 
eingeschränkt, die die maximal zulässigen CO2-Emissionen oder den minimalen Anteil 
erneuerbarer Energien an Gesamtstromerzeugung definieren. Außerdem werden der 
Speicherfüllstand am Anfang des Planungshorizonts sowie das Verhältnis zwischen 
Speicherleistung und -kapazität (engl. ‚Energie-to-Power‘ – E2P)12 und ein generisches 
Leistungsverhältnis zwischen den erneuerbaren Energien (PV und Wind On- und Offshore) 
im Voraus festgelegt. Der gesamtwirtschaftliche Rahmen wird durch zusätzliche Annahmen 
über einen Zinssatz zur Berechnung der Investitionsannuitäten und über 
Energieträgerpreisen vervollständigt.  
Innerhalb dieses Projektes wird zur Durchführung des Harmonisierungsvorgangs (siehe Ab-
schnitte 5.4 und 6) in einigen Optimierungsläufen die Anzahl an investierbaren Speichern auf 
eins beschränkt. Hierzu wird zuerst eine erste langfristige Ausbauplanung ohne eine limitier-
te Speicheranzahl ermittelt, d. h. die investierten Speicher können ein Energie-zu-Leistungs-
Verhältnis (E2P) von 2, 4, 6 oder 8 aufweisen. Nachdem das E2P-Verhältnis des dominanten 
Speichers aus diesem Lauf identifiziert wurde, wird die Bestimmung der langfristigen Aus-
bauplanung in E2M2 jedoch unter Begrenzung der verfügbaren Investitionsoptionen hin-
sichtlich der Speicher auf das vorberechnete dominante E2P-Verhältnis wiederholt und die 
aus dieser Rechnung resultierenden zugebauten Kapazitäten werden anschließend der Stufe 
2 übergeben. 
 
Ergebnisse 
Als Ergebnisse können die kostenoptimalen aggregierten Investitionsoptionen ermittelt 
werden, die der Stufe 2 übergeben werden. Duale Variablen, wie die marginalen Kosten der 
Grenzkraftwerke, werden in dieser ersten Stufe aufgrund der Berücksichtigung von Investiti-
ons- und Fixkosten in der Zielfunktion nicht interpretiert. Eine detaillierte Beschreibung der 
Zielfunktion befindet sich in Abschnitt 4.1.1. 
4.2.2 Stufe 2: Kraftwerkseinsatzplanung mit integralem Planungshorizont 
Beschreibung 
Die Stufe 2 besteht aus zwei Teilen. Erstens werden die in Stufe 1 ermittelten aggregierten 
konventionellen Kraftwerke in 200 MW-Blöcke disaggregiert, um die modelltechnische Ver-
gleichbarkeit mit AMIRIS zu wahren. Im Gegensatz zur Stufe 1, wo der Wirkungsgrad jeder 
Zubauoption dem mittleren Wert zwischen einem im Voraus definierten Minimum und Ma-
ximum entspricht, werden in Stufe 2 für jede Technologie die Wirkungsgrade der 200 MW-
Blöcke innerhalb dieses vordefinierten Bereichs linear interpoliert. Auf diese Weise kann 
                                                     
12 Die investierbaren Speicheroptionen können ein Energie-zu-Leistungs-Verhältnis (E2P) von 2, 4, 6 oder 8 
besitzen. 
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eine adäquatere Abbildung der konventionellen Kraftwerke erreicht werden, da nun jede 
Technologie nicht mehr durch einen einzigen Block mit einem Wirkungsgrad, sondern durch 
mehrere kleinere Blöcke mit unterschiedlichen Wirkungsgraden und somit marginalen Kos-
ten abgebildet ist. 
Zweitens wird die Einsatzplanung der in Stufe 1 investierten Kapazitäten in disaggregierter 
Form optimiert. 
 
Modellkonfiguration und -inputs 
Die Kraftwerkseinsatzplanung wird LP-relaxiert abgebildet. Die Optimierung erfolgt stündlich 
mit einem Planungshorizont von einem Jahr und ausschließlich unter der Berücksichtigung 
Deutschlands als eine einheitliche Preiszone. Es besteht nicht mehr die Möglichkeit, in zu-
sätzliche Kraftwerkskapazitäten zu investieren. Die Restriktionen, die den minimalen Anteil 
erneuerbarer Energien an Gesamtstromerzeugung oder das Leistungsverhältnis zwischen 
den erneuerbaren Energien festlegen, wurden in dieser Stufe deaktiviert. Die restlichen In-
putdaten und Restriktionen im Modell sind die gleichen wie in Stufe 1. 
 
Ergebnisse 
Der aus dieser Stufe resultierende disaggregierte Kraftwerkspark und CO2-Zertifikatspreis 
werden an AMIRIS übergeben. Der CO2-Zertifikatspreis wird durch die Lösung des dualen 
Problems ermittelt. In Stufe 3 wird aufgrund der rollierenden Planung und der Vergleichbar-
keit mit AMIRIS keine CO2-Obergrenze definiert, sondern der Zertifikatspreis dieser Emissio-
nen verwendet. Zusätzlich kann die Einsatzplanung mit integralem Planungshorizont in die-
ser Stufe ermittelt werden, um die durch die Disaggregierung und den eingeschränkten Pla-
nungshorizont hervorgerufenen Ergebnisabweichung quantifizieren zu können. 
4.2.3 Stufe 3: Kraftwerkseinsatzplanung mit eingeschränktem Planungs-
horizont 
Beschreibung 
Ziel dieser Stufe ist die Ermittlung der Kraftwerkseinsatzplanung in E2M2 und AMIRIS mit 
gleichen Modelleinstellungen und -konfigurationen, um die Vergleichbarkeit der Ergebnisse 
gewährleisten zu können. 
Durch die rollierende Planung wird das Optimierungsproblem in kleinere Teilprobleme un-
terteilt, die einen kürzeren Planungshorizont aufweisen und sich zeitlich überlappen. Die 
Ergebnisse jeder Optimierung, die sich außerhalb des Überlappungszeitraums befinden, 
werden fixiert und als Parameter der nachfolgenden Optimierung übergeben. Der rollieren-
de Ansatz kann die Rechenzeit der Optimierung komplexer Systeme reduzieren. Eine detail-
lierte Beschreibung dieser Methode befindet sich in (Marquant et al. 2015). 
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Modellkonfiguration und -inputs 
Die Kraftwerkseinsatzplanung wird LP-relaxiert abgebildet und stündlich mit einem Pla-
nungshorizont von einer Woche (168 h) und einer Planlänge von einem Tag (24 h) rollierend 
optimiert. Für Deutschland wird eine einheitliche Preiszone berücksichtigt. Die konventionel-
len Kraftwerke werden blockscharf abgebildet. Für die CO2-Emissionen wird ein Preis exogen 
vorgegeben, der in Stufe 2 berechnet wurde. Die restlichen Inputdaten und Restriktionen im 
Modell sind die gleichen wie in Stufe 2. 
 
Ergebnisse 
Die aus der Stufe 3 resultierenden Ergebnisse sind methodisch vergleichbar mit denen von 
AMIRIS. Dies sind die Kraftwerkseinsatzplanung mit eingeschränktem Planungshorizont, der 
Speichereinsatz, die Abregelung erneuerbarer Energien, die Strompreise oder die variablen 
Kosten. Die Auswertung der Vergleichsläufe von E2M2 und AMIRIS wird in Abschnitt 5.1.1 
genauer erläutert. 
4.3 Simulation der Strategien für Marktakteure in AMIRIS (DLR) 
Im Rahmen des ERAFlex-Projektes wurden für die Agenten in AMIRIS neue Strategien entwi-
ckelt, welche das Verhalten der für die späteren Simulationen relevanten Marktakteure ab-
bilden. Die Arbeiten umfassen die Strompreisbildung an der Börse, die Gebotslegung der EE-
Anlagenbetreiber, das Betriebsverhalten für Biogasanlagen und die Entwicklung verschiede-
ner Betriebsstrategien für Stromspeicher. Alle Arbeiten sind in den nachfolgenden Abschnit-
ten detailliert beschrieben. 
4.3.1 Strompreisbildung 
Bis zu Beginn des Projektes wurde in AMIRIS keine explizite Modellierung der Nachfrage- 
und Angebotsgebote an der Strombörse vorgenommen. Stattdessen wurde zur Preisbildung 
die residuale Last, also die Differenz aus der tatsächlichen Last zur gegebenen Stunde und 
dem Stromproduktionsangebot aus erneuerbaren Quellen bestimmt. Das Konzept der resi-
dualen Last ergibt sich aus der Annahme, dass marginale Stromproduktionskosten für er-
neuerbare Energieträger unterhalb derer für konventionelle Produktionstechnologien liegen, 
und daher an der Strombörse stets „zuerst“ bezuschlagt werden. Der Strompreis wurde 
dann aus dem Schnitt der residualen Last mit den konventionellen Produktionskapazitäten 
ermittelt (siehe Abbildung 4.6). Im Falle negativer residualer Lasten wurden die Strompreise 
mit einer Treppenfunktion zu negativen Preisen fortgeführt. Die erneuerbaren Stromerzeu-
ger nahmen in diesen Fällen selbsttätig eine Abregelung vor.  
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Abbildung 4.6: Schematische Darstellung der Strompreisfindung in AMIRIS zu Beginn von ERAFlex; 
farbige Blöcke symbolisieren Gebotsblöcke verschiedener konventioneller Kraftwerkstechnologien 
Im Projektverlauf stellte sich heraus, dass dieser Modelaufbau nicht mehr ausreichend war 
und insbesondere eine teilweise Abregelung von erneuerbaren Kapazitäten nicht genau ge-
nug vorgenommen werden konnte. Diese Defizite von AMIRIS traten bei der Harmonisierung 
der Modelle (siehe Abschnitt 5) zu Tage. Aufgrund der Bedeutung der Abregelung als Flexibi-
litätsoption wurde daher eine wirklichkeitsnähere Gebotslegung in AMIRIS implementiert. 
In der in ERAFlex entwickelten Form der Gebotslegung für AMIRIS senden alle Stromprodu-
zenten, auch die Erneuerbaren, ihre Produktionsmengen und marginale Produktionskosten 
an zugeordnete Stromhändler. Diese addieren bzw. subtrahieren von den Kosten zusätzliche 
‚Mark-ups‘ bzw. ‚Mark-downs‘ und berechnen so die Gebotspreise. Die Gebotstupel (Menge 
& Preis) senden die Händler dann an die modellinterne Strombörse. Gleiches gilt für die 
Stromnachfrager, die ihre Gebote ebenfalls an die Strombörse übermitteln. Der Markträu-
mungsalgorithmus der Börse nimmt alle Gebote entgegen und sortiert diese auf- bzw. ab-
steigend nach Preis für Angebot bzw. Nachfrage. Sodann werden alle Angebots- und Nach-
fragegebote bezuschlagt, bei denen bei gleicher zugeordneter kumulierter Energie der Nach-
fragepreis größer oder gleich dem Angebotspreis ist (siehe Abbildung 4.7). Für alle bezu-
schlagten Gebote gilt der Preis des günstigsten noch bezuschlagten Nachfragegebots. Am 
Schnittpunkt der Nachfrage- und Angebotskurven können Gebote auch nur teilweise bezu-
schlagt werden. Gibt es mehrere preisgleiche preissetzende Gebote mit teilweiser Bezu-
schlagung, so werden alle Gebote zu gleichen relativen Anteilen der gebotenen Menge bezu-
schlagt. 
St
ro
m
p
re
is
Energie
residuale Last tatsächliche Last
ermittelter Preis
ERAFlex – Effektive Rahmenbedingungen für einen kostenoptimalen EE-Ausbau  
mit komplementären dezentralen Flexibilitätsoptionen im Elektrizitätssektor 
 
 
41 
 
 
Abbildung 4.7: Schematische Darstellung der implementierten Merit-Order in AMIRIS; Gebote erneu-
erbarer Stromerzeuger in grün; ‚Mark-ups‘ bzw. ‚Mark-downs‘ für Gebotsblöcke konventioneller Er-
zeugungstechnologien in orange bzw. blau; zugehörige marginale Produktionskosten in grau 
Die veränderte Form der Gebotslegung und Preisberechnung in AMIRIS ermöglicht nun die 
(marktgetriebene) teilweise Abregelung erneuerbarer Stromproduzenten in korrekter Weise. 
Zudem kann eine „Durchmischung“ der Merit-Order durch konventionelle Technologien mit 
niedrigen marginalen Kosten (wie z. B. Kernkraftwerke) und erneuerbaren Technologien mit 
höheren marginalen Kosten (wie z. B. offshore Windkraftwerke) korrekt abgebildet werden. 
Lesen Sie im nachfolgenden Abschnitt über die Implikationen dieser Strompreisbildung für 
die Gebotslegung der erneuerbaren Technologien. 
4.3.2 Gebotslegung erneuerbarer Technologien 
Durch die Änderung der Strompreisberechnung ist es in AMIRIS nun möglich, ‚Mark-downs‘ 
für Gebote erneuerbarer Stromerzeuger in Abhängigkeit des jeweils gültigen Förderinstru-
ments zu berücksichtigen. So kann beispielsweise eine Einspeisegarantie für Anlagen im Ver-
gütungsmechanismus „Einspeisevergütung“ dadurch erreicht werden, dass die Strom ver-
marktenden Netzbetreiber Gebote mit kräftigen ‚Mark-downs‘ abgeben (z. B. zum Preis von 
-500 €/MWh). Auf diese Weise kann eine Bezuschlagung sichergestellt werden. Anlagenbe-
treiber, die über einen „Marktprämien“-Mechanismus vergütet werden, wählen in AMIRIS 
einen ‚Mark-down‘, der ihrer erwarteten Prämienvergütungshöhe entspricht. Der Gebots-
preis entspricht dann den marginalen Betriebskosten abzüglich der erwarteten Vergütung. 
Durch diese Strategie wird erreicht, dass die Anlagenbetreiber selbst bei negativen Strom-
preisen noch einspeisen können, und selbst nach Abzug der Kosten für die Stromproduktion 
und Bezahlung der „Einspeisegebühr“ (negativer Strompreis) zumindest noch einen kleinen 
positiven Deckungsbeitrag erzielen können. Diese strategischen Überlegungen würden bei 
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einer Vergütung über eine „Kapazitätsprämie“ entfallen. In solchen Fällen bieten erneuerba-
re Anlagenbetreiber in AMIRIS mit ihren jeweiligen Grenzkosten, vergleichbar der Strategie 
für konventionelle Kraftwerke, die ebenfalls keine zusätzlichen Vergütungen erhalten. 
4.3.3 Betriebsverhalten für Biogasanlagen 
Flexible Biogasanlagen waren eine im Rahmen des Projektes eine zunächst naheliegende und 
daher näher zu untersuchende Flexibilitätsoption. Für diese Anlagen wurden zwei 
Einsatzstrategien näher beleuchtet – zum einen eine inflexible Dauerlaststrategie, die 
durchgehend eine konstante Einspeiseleistung bereitstellt. Dieser wurde eine flexibilisierte 
Tag-Nacht-Strategie entgegengesetzt, bei der von sieben Uhr abends bis sechs Uhr morgens 
eine um 50 % reduzierte Einspeiseleistung, und in den übrigen Tagesstunden eine um 50 % 
erhöhte Einspeiseleistung verwendet wird. Diese Strategie nutzt aus, dass die Strompreise 
nachts häufig niedriger sind als tagsüber. Eine exemplarische Darstellung dieser 
Einsatzstrategien für Biogasanlagen findet sich in Abbildung 4.8.  
Die Anwendung der flexiblen Einsatzstrategie der Biogasanlage setzt neben zusätzlichen 
Speichersystemen für Biogas und ggf. Wärme auch eine insgesamt erhöhte maximale Ein-
speisekapazität voraus – ist also nicht nur mit einer geänderten Einsatzplanung verbunden, 
sondern auch mit Umrüstungsmaßnahmen. Beide Einsatzstrategien wurden sowohl in E2M2 
als auch AMIRIS deckungsgleich implementiert. 
 
Abbildung 4.8: Betriebsstrategien „Dauerlast“ und „Tag-Nacht“ für Biogasanlagen mit Strompreisbei-
spiel 
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4.3.4 Entwicklung von Speicherbetriebsstrategien 
Stromspeicher stellen eine der wichtigsten Flexibilitätsoption dar, weshalb die Modellkopp-
lung bezügliche dieser Technologie besonders detailliert untersucht wurde. In ERAFlex wur-
den keine spezifischen Speichertechnologien (z. B. Li-Ionen-Batterien oder Pumpspeicher-
kraftwerke) betrachtet, sondern Stromspeicher in einer generalisierten Form angenom-
men13. Die Speicher werden daher nur mittels der Ein- und Ausspeicherwirkungsgrade 𝜂𝑐  
und 𝜂𝑑, einer internen Speicherleistung sowie einer maximalen Speicherkapazität charakte-
risiert. Die Selbstentladung der Speicher wurde nicht betrachtet, da angenommen wurde, 
dass eine der durchschnittlichen Speicherdauer angemessene Technologie eingesetzt wird 
und die Selbstentladung damit so gering ist, dass sie keinen Einfluss auf die Betriebsstrategie 
hat. 
Weiterhin wurde angenommen, dass die speichersysteminterne maximale Leistung für Ein- 
und Ausspeicherung gleich ist, die effektiven Leistungen für Laden und Entladen sich aber 
unterscheiden (siehe Abbildung 4.9): Um die intern gespeicherte Energie um den Betrag 𝐸𝑐
i  
zu erhöhen benötigt das System eine um die Ladeverluste erhöhte Energiemenge 𝐸𝑐
e. Beim 
Entladen hingegen wird bei einer aus dem Speicher entnommenen Energiemenge 𝐸𝑑
i  nur 
eine um die Entladeverluste verringerte Energiemenge 𝐸𝑑
e an das System abgegeben. 
 
Abbildung 4.9: Schematische Abbildung der Energieflüsse eines generalisierten Speichers 
Bei der Modellierung der Speichereinsatzstrategien wird in E2M2 zunächst eine perfekte 
Voraussicht der Speicher angenommen. In AMIRIS kann die perfekte Voraussicht nur im Falle 
eines einzelnen Speicheragenten gewährleistet werden, da bei mehreren dynamischen Spei-
cheragenten eine Vorhersage des Verhaltens der jeweils anderen Speicheragenten nicht 
mehr gegeben ist. Im Gegenzug können in AMIRIS auch gezielt fehlerhafte Voraussagen z. B. 
über den zukünftigen Strompreis verwendet werden, um sich den eingeschränkten Informa-
tionen der Realität anzunähern. Im Rahmen der Modellkopplung wurde vereinbart, eine rol-
lierende Voraussicht zu verwenden (siehe Abbildung 4.10).  
                                                     
13 Entscheidend ist allein, dass die eingesetzten Speicher eigenständig an der Strombörse Gebote abgeben und 
nicht mit einem Direktvermarkter verbunden sind, um andere Portfolio- oder Systemdienstleistungen zu über-
nehmen 
Speicherladen entladen𝜂𝑐
𝜂𝑑
𝐸𝑐
i 𝐸𝑑
i𝐸𝑐
e =
𝐸𝑐
i
𝜂𝑐
𝐸𝑑
e = 𝐸𝑑
i ∗ 𝜂𝑑  
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Abbildung 4.10: Schematische Darstellung der Voraussichts- und Planungslänge der Speicher, bei-
spielhaft Bezug nehmend auf den zu erwartenden Strompreis; Je nach Einsatzstrategie können auch 
andere Bezüge relevant sein 
Hierbei wird für die Speichereinsatzplanung die gesamte Information der aktuellen Stunde 𝑡 
bis zur Stunde 𝑡 + 𝜏H (Voraussichtshorizont) verwendet. Die Einsatzplanung selbst erfolgt 
allerdings nur bis zur Stunde 𝑡 + 𝜏P (Planlänge). Nach Ablauf des Einsatzplanes wird ein neu-
er Plan mit bereits erweiterter Voraussicht erstellt. 
Der Speicherbetrieb erfolgt in E2M2 grundsätzlich so, dass die Systemkosten im Voraus-
sichtsintervall minimiert werden. In AMIRIS besteht die Möglichkeit zum Einsatz verschiede-
ner Speicherbetriebsstrategien: 
A) Die „systemkostenminimierende“ Strategie liefert vergleichbare Ergebnisse zu denen 
aus E2M2. Bei dieser Variante wird die Summe der marginalen Kosten der bezu-
schlagten Angebotsblöcke über das Voraussichtsintervall minimiert. Die konkrete 
Strategie wird mittels dynamischer Programmierung berechnet. 
B) Die „profitmaximierende“ Strategie maximiert die Gewinne des Speicherbetreibers 
im Voraussichtsintervall. Hierbei berücksichtigt der auf dynamischer Programmierung 
basierende Algorithmus insbesondere die preisverändernde Rückwirkung der Spei-
chergebote auf die Merit-Order an der Börse. Da Interaktionen zwischen Speicherbe-
treibern die perfekte Voraussicht, die für die Optimierung der Strategien A) und B) 
notwendig ist, stören würden, können beiden Strategien mit nur jeweils einem Spei-
cheragenten, der alle Speicherleistung auf sich vereint, in AMIRIS verwendet werden. 
C) Um die Restriktion auf nur einen Speicherbetreiber sowie die perfekte Voraussicht zu 
überwinden, wurde die „fehlertolerante“ Strategie entwickelt. Diese basiert auf einer 
möglicherweise fehlerbehafteten Vorhersage für die Strompreise im Voraussichtsin-
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tervall und verwendet keine dynamische Programmierung, sondern eine heuristische 
Einsatzplanung. Die Planungsmethode berechnet hierzu zunächst den Median der 
Preise im Voraussichtsintervall. Anschließend wird aus den Speicherwirkungsgraden 
eine Sicherheitsmarge bestimmt. Durch diese Sicherheitsmarge wird ausgeschlossen, 
dass der Speicher zu Zeitpunkten geringer Preisschwankung eingesetzt wird und die 
Speicherverluste größer sind als ein möglicher Profit. Die Lade- bzw. Entladeleistung 
wird dann so gewählt, dass diese zu jedem Zeitpunkt proportional zur Differenz aus 
vorhergesagtem Preis und durch die Sicherheitsmarge modifiziertem Preismedian ist 
(siehe Abbildung 4.11). Auf diese Weise ist die Strategie C) robust gegenüber Unsi-
cherheiten in der Preisvorhersage, sei es durch den Einfluss konkurrierender Spei-
cherbetreiber auf die Preise, oder durch einen gewollt fehlerbehafteten Vorhersage-
algorithmus. 
 
Abbildung 4.11: Schematische Darstellung der Lade- und Entladeleistungen bei der heuristischen 
Speichereinsatzstrategie 
4.3.5 Strompreisprognose 
Die Modellierung realitätsnaher Berücksichtigung von Preisrisiken ist essentiell für die Ab-
schätzung des Efficiency-Gaps. Anhand Abbildung 4.12 wird dies besonders deutlich: In blau 
ist darin zunächst der tatsächliche ‚Day-Ahead‘ Börsenstrompreis an drei Tagen im Januar 
2017 zu sehen, zusammen mit einer käuflich erworbenen Strompreisprognose durch ein 
Prognoseinstitut (in orange). Diese Prognose unterscheidet sich stark von einer einfachen 
Verfälschung des Strompreises mittels eines normalverteilten Fehlers (grau). Der nur durch 
eine Zufallszahl veränderte Preis weist wesentlich mehr (52) Maxima und Minima auf, als der 
tatsächliche Preisverlauf (21) oder die professionelle Prognose (32). Würde eine Preisvorher-
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sage mit normalverteiltem Fehler an einen Flexibilitätsagenten wie beispielsweise einen 
Speicheragenten gegeben, würde dieser wesentlich häufiger eingesetzt, als bei einem realis-
tischen Preis, da es signifikant mehr Strompreisextrema zu glätten gälte. Des Weiteren lässt 
sich in Abbildung 4.12 erkennen, dass professionelle Preisprognosen weitere Charakteristika 
aufweisen, wie beispielsweise Abhängigkeiten von der Tageszeit, oder mittel- bis längerfris-
tige Abweichungen der Prognosen von den tatsächlichen Preisen. Um das Informationsdefi-
zit bzgl. der künftigen Preise (Preisrisiko) von Flexibilitätsagenten daher möglichst realitäts-
getreu abbilden zu können, und damit den Efficiency-Gap möglichst präzise beschreiben zu 
können, wurde Daten über Preisprognosen erworben und detailliert ausgewertet. Zudem 
wurde ein Modul in AMIRIS implementiert, das Preisprognosen erstellt, und die identifizier-
ten Merkmale der professionellen Vorhersage reproduziert. 
 
Abbildung 4.12: Beispielhafte Darstellung des tatsächlichen Börsenstrompreises im Januar 2017 
(blau), einer zugehörigen professionellen Preisprognose (orange) und einer Addition eines normal-
verteilten Fehlers auf den tatsächlichen Börsenpreis (grau) 
Für die Modellierung der Berücksichtigung von Preisrisiken wurde zunächst ein theoretisches 
Modell aufgestellt, das die Fehler beschreibt. Das Modell berücksichtigt dabei zwei wesentli-
che Unbekannte bei der Preisprognose: die prognostizierte residuale Last (Nachfrage), sowie 
die Gebote der Kraftwerksbetreiber (Angebot). Bei der Prognose der residualen Last gilt es 
den Strombedarf sowie die Einspeisung erneuerbarer Energien abzuschätzen. Dabei sind die 
Prognoseunsicherheiten von der Tageszeit abhängig, da insbesondere in den ersten Tages-
stunden keine Unsicherheit bezüglich der PV-Einspeisung besteht und auch der Strombedarf 
weniger variiert. Dementsprechend sind die mittleren betragsmäßigen Strompreisvorher-
sageunsicherheiten tageszeitlich stark mit den Unsicherheiten der EE-Einspeisung und Last-
vorhersage korreliert, wie in Abbildung 4.13 deutlich wird. Der Einfluss der zweiten Kompo-
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nente der Preisvorhersage, namentlich der Gebotsstruktur der Angebotsseite auf die Unsi-
cherheit der Vorhersage kann in  
Abbildung 4.14 ersehen werden. Dort ist der Preisvorhersagefehler über dem tatsächlichen 
Preis in den Jahren 2017 und 2018 dargestellt. Es lässt sich erkennen, dass bei tatsächlich 
hohen Börsenpreisen, die Vorhersage oft deutlich tiefer liegt, während bei tatsächlich nega-
tiven Preisen die Vorhersage oft darüber verbleibt. Das angepasste Polynom entspricht da-
her einer Stauchung der tatsächlichen Preise durch die Vorhersage. Die betragsmäßig hohen 
Unsicherheiten bei hohen bzw. niedrigen Börsenpreisen lassen sich gut durch die Preisstruk-
tur der Angebotsseite erklären, da die Merit-Order typischerweise bei mittleren Preisen (et-
wa zwischen 20 €/MWh – 60 €/MWh) eine schwächere Abhängigkeit zwischen Preis und Last 
aufweist (also flacher verläuft), als dies bei niedrigeren oder höheren Preisen der Fall ist, bei 
denen der Verlauf der Merit-Order steiler ist. 
 
Abbildung 4.13: Mittlere betragsmäßige Vorhersageunsicherheiten für Strompreise, EE-Einspeisung 
und Last (Quelle: ENTSO-E) in 2017 und 2018 nach Tageszeit 
Korrigiert man die Preisvorhersagefehler um diese darin enthaltene Stauchung, und nor-
miert im Anschluss die Unsicherheiten nach ihren tageszeitlichen Mittelwerten, lassen sich 
über alle Datenpunkte vergleichbare Fehlermaße erstellen, unabhängig von Nachfrage- und 
Angebotsunsicherheiten. Um algorithmische Besonderheiten der erworbenen Preisvorher-
sagedaten aus der Modellierung zu entfernen wurden die Daten zusätzlich um langzeitliche 
Veränderungen der Zeitreihe bereinigt, sowie die Autokorrelation der Datenpunkte mittels 
Differentiation entfernt.  
Abbildung 4.15 zeigt die Häufigkeit der Werte der so aufbereiteten, differenzierten Vorher-
sagefehler und den hervorragend passenden exponentiellen Fit. Mittels der so bestimmten 
Daten lassen sich nun gezielt Vorhersagefehler in AMIRIS erzeugen, um eine ansonsten per-
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fekte Voraussage gezielt zu verschlechtern und auf diese Weise Agenten mit realitätsnahen 
Vorhersageunsicherheiten zu konfrontieren. Hierzu wird analog der gezeigten Verteilungs-
funktion ein zufälliger Wert gezogen, zu vorherigen gezogenen Werten integriert und auto-
korreliert, um das tageszeitliche Fehlermittel skaliert und im letzten Schritt gemäß der ange-
botsseitigen Funktion gestaucht. 
 
Abbildung 4.14: Strompreisvorhersagefehler für die Jahre 2017 & 2018 über historischem Strompreis 
mit daran angepasstem Polynom dritten Grades 
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Abbildung 4.15: Häufigkeit des differenzierten Vorhersagefehlers und angepasste Exponentialkurve 
 
Abbildung 4.16: künstlich erzeugter Vorhersagefehler auf Basis der historischen Strompreise (orange) 
und tatsächliche Abweichung der Strompreisvorhersage im selben Zeitraum zu Beginn des Jahres 
2017 
Abbildung 4.16 zeigt den mittels des beschriebenen Verfahrens künstlich erzeugten Vorher-
sagefehler der Strompreisprognose auf Basis der historischen Strompreise der ersten Tage 
des Jahres 2017. Ebenfalls abgebildet ist die Abweichung der käuflich erworbenen Strom-
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preisvorhersage von den historischen Strompreisen im selben Zeitraum. Die Abweichung der 
Kurven ist zu erwarten, da die künstlich erzeugten Fehler auf Basis von Zufallszahlen gene-
riert wurden. Die Struktur beider Kurven ist jedoch vergleichbar. Insbesondere sind die sta-
tistischen Kennzahlen der tatsächlichen Preisvorhersagen und der künstlich erzeugten Ab-
weichungen sehr ähnlich, siehe Tabelle 4.4. Mittels der gezeigten Methode lassen sich also 
zuverlässig Vorhersagefehler für Strompreise in AMIRIS emulieren und zur Darstellung des 
Efficiency-Gaps nutzen. 
Prüfung historischer Vorhersagefehler Erzeugter Vorhersagefehler 
Mittelwert -1.13 €/MWh 0 €/MWh 
Mittelwert der Beträge 6.12 €/MWh 6 €/MWh 
Standardabweichung 9.66 €/MWh 9 €/MWh 
Tabelle 4.4: Kennwerte der historischen und künstlich erzeugten Vorhersagefehlerzeitreihen; Angabe 
für die erzeugten Vorhersagefehler ohne Nachkommastellen aufgrund der Unsicherheit durch die 
zugrunde liegenden Zufallszahlen 
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5 Harmonisierung der Modelle 
Auf Basis eines gemeinsamen Szenariorahmens und mit Hilfe der zielgerichteten Anpassung 
der regulatorischen Rahmenbedingungen und exogener Input-Parameter wird eine Harmo-
nisierung der Modelle, d. h. die Angleichung der Ergebnisse in einer Basisvariante, ange-
strebt, um Abweichungen aufgrund von Differenzen in der Abbildung der Technologien und 
der Inputparameter auszuschließen. In Abschnitt 5.1 erfolgt die Beschreibung des eingesetz-
ten Vorgehens zur Auswertung der Ergebnisse der Modellharmonisierung durch die Definiti-
on der ausgewerteten Vergleichskriterien sowie die Entwicklung eines Auswertetools zur 
Charakterisierung der auftretenden Unterschiede zwischen AMIRIS und E2M2. In den Ab-
schnitten 5.2, 5.3 und 5.4 wird die Harmonisierung der betrachteten Flexibilitätsoptionen 
(konventionelle Kraftwerke, Biomasseanlagen, überregionaler Stromaustausch, Abregelung 
erneuerbarer Energien und Speichereinsatz) einzeln durchgeführt und ausführlich analysiert. 
Schließlich werden in Abschnitt 5.5 die aus dem Projekt ERAFlex gewonnenen Erkenntnisse 
für zukünftige Modellkopplungen tabellarisch zusammengefasst. 
5.1 Vorgehen zur Auswertung der Ergebnisse der Modellhar-
monisierung (IER) 
In diesem Abschnitt werden als Erstes die ausgewerteten Vergleichskriterien bei der Modell-
harmonisierung, die auch als Indikatoren des Efficiency-Gaps in Abschnitt 6 verwendet wer-
den, definiert. Anschließend wird das entwickelte Auswertetool zur Charakterisierung der 
auftretenden Unterschiede zwischen AMIRIS und E2M2 ausführlich erklärt. 
5.1.1 Vergleichskriterien der Modellharmonisierung 
Die resultierenden Systemkosten in AMIRIS und E2M2 und somit die ermittelte Systemkos-
tendifferenz zwischen beiden Modellen sind die aussagekräftigsten Indikatoren bei der Mo-
dellharmonisierung sowie der Identifizierung des sogenannten Efficiency-Gaps und werden 
daher als Hauptkriterium festgeschrieben. Der Efficiency-Gap ergibt sich aus der Differenz 
zwischen dem volkswirtschaftlich-systemoptimalen und dem akteursspezifisch betriebswirt-
schaftlichen Verhalten und wurde bereits in Abschnitt 1.1 beschrieben. Im Rahmen des Pro-
jekts ERAFlex beinhalten die Systemkosten nur die kurzfristigen Einsatzkosten der Kraftwer-
ke und Anlagen, d. h. die Betriebs-, Wartungs-, Brennstoff- und CO2-Zertifikatskosten, und 
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nicht die Investitions-, Fix-, An- und Abfahr-, Rückbau- oder netzgebundene Kosten. In den 
Fällen, in denen in AMIRIS die Nachfrage nicht komplett gedeckt werden kann, wird die ab-
geworfene Last mit den Kosten des teuersten eingesetzten Kraftwerks bewertet. 
Unter Modellharmonisierung wird die Angleichung der Ergebnisse von E2M2 und AMIRIS 
verstanden. Der Harmonisierungsvorgang wird als erfolgreich abgeschlossen betrachtet, 
wenn die relative Systemkostendifferenz zwischen E2M2 und AMIRIS vernachlässigbar ist. In 
harmonisierten Läufen können Unterschiede beim Speicherdispatch sowie bei der Abrege-
lung erneuerbarer Energien und den Börsenstrompreisen auftreten, die jedoch zu gleichen 
Kosten führen. Diese Abweichungen werden als „kostenneutrale Unterschiede“ bezeichnet 
und sind in Abschnitt 5.1.2 detaillierter beschrieben. Strompreisabweichungen sind auch auf 
Unstetigkeitsstellen in der Merit-Order zurückzuführen (siehe Abschnitt 5.1.2). 
Der Efficiency-Gap wird durch die kumulierte Systemkostendifferenz zwischen E2M2 und 
AMIRIS quantifiziert. Die Kostenabweichung zwischen beiden Modellen kann mit Hilfe weite-
rer Indikatoren, wie der Speicherleistung, der Abregelung erneuerbarer Energien oder den 
Börsenstrompreisen, begründet werden. Dafür werden die stündlichen Abweichungen die-
ser Indikatoren sowie die Jahressumme der abgeregelten und der eingespeicherten Energie, 
nach Abzug der bei der Beladung entstehenden Verluste (𝐸𝑐
i 14 in Abbildung 4.9), in diesem 
Abschnitt und in Abschnitt 6 vorgelegt und detailliert analysiert. 
Im Szenario mit einem 60 % Anteil erneuerbarer Energien sind die Speicherfüllstände in 
AMIRIS und E2M2 am Ende des betrachteten Zeitraums unterschiedlich, weswegen die Ana-
lyse des kompletten Planungshorizonts (8760 h) nicht sinnvoll erscheint. Der Betrachtungs-
zeitraum endet hier am letzten Tag im Jahr, an dem die Speicher in beiden Modellen leer 
sind. 
5.1.2 Entwicklung eines Auswertetools zur automatischen Identifizierung 
kostenneutraler Unterschiede 
Zur Verbesserung der Vergleichbarkeit der Ergebnisse beider Modelle wurde ein Auswerte-
tool in Microsoft Access entwickelt, welches eine automatische Identifizierung kostenneutra-
ler Unterschiede ermöglicht. Unter dem Begriff „kostenneutrale Unterschiede“ wird eine 
Dispatchabweichung über mehrere Zeitschritte in beiden Modellen mit gleichen resultieren-
den Systemkosten verstanden. Solche kostenneutralen Unterschiede sind darauf zurückzu-
führen, dass innerhalb eines bestimmten Zeitintervalls die gleiche Energiemenge zu unter-
schiedlichen Zeitschritten aber mit gleichen Kosten gespeichert oder abgeregelt werden 
kann. Diese kostenneutralen Differenzen entstehen durch die methodische Zufälligkeit des 
gewählten linearen Lösungsverfahrens und sind somit nicht relevant für den Harmonisie-
rungsprozess. 
                                                     
14 Da die Speicherfüllstände am Anfang und am Ende des Planungshorizonts gleich sind, ist die Jahressumme 
von 𝐸𝑐
i  auch gleich der von 𝐸𝑑
i . 
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Trotzdem ist ihre Identifizierung von großer Bedeutung, um eine gezielte Auswertung der 
relevanten Abweichungen, die sich aus modelltechnischen Unterschieden ergeben, durch-
führen zu können. Das implementierte Auswertetool wurde daher ausschließlich während 
der Harmonisierung der Modelle und unter Berücksichtigung eines einzelnen Speichers an-
gewendet. 
Durch die Disaggregation der konventionellen Kraftwerke in 200 MW-Blöcke (siehe Abschnitt 
4.2) entstehen zahlreiche Unstetigkeitsstellen in der Merit-Order, die unter Berücksichtigung 
von Speichern zu Schwierigkeiten in der Vergleichbarkeit der von AMIRIS und E2M2 ermittel-
ten Strompreise führen können. Das entwickelte Auswertetool ermöglicht außerdem die 
Identifizierung der Zeitschritte, in denen solche Strompreise auftreten. Bei integriertem 
Speichereinsatz verschieben Speichereinheiten in entsprechenden Situationen die durch 
konventionelle Kraftwerke zu deckende Nachfrage bis zur vollständigen Ausnutzung eines 
200 MW-Blocks. Der Solver im Optimierungsmodell E2M2 liefert als duale Variable der Glei-
chung zur Deckung der Nachfrage (siehe Abschnitt 4.1.1) einen Schattenpreis, der zwischen 
den Grenzkosten des letzten Kraftwerks vor der Unstetigkeitsstelle in der Merit-Order und 
denen des nächst teureren Kraftwerks liegt. Je größer die Differenz der Grenzkosten der 
Kraftwerke vor und nach der Unstetigkeitsstelle ist, desto größer sind die Unterschiede beim 
Strompreis zwischen E2M2 und AMIRIS. 
Durch die Anwendung des Auswertetools kann jeder Zeitschritt innerhalb des Optimierungs-
zeitraums zu drei unterschiedlichen Kategorien zugeordnet werden, die anschließend erläu-
tert werden. 
Kategorie 1: Keine Dispatchabweichung 
In den Zeitschritten, die sich innerhalb dieser Kategorie befinden, sind die Speicherleistung 
sowie der Strompreis in beiden Modellen gleich. 
Kategorie 2: Dispatchneutrale Abweichung 
Innerhalb dieser Kategorie befinden sich die vorher erwähnten kostenneutralen Unterschie-
de. Durch Anwendung des Auswertetools hat sich herausgestellt, dass Unterschiede bei 
Strompreisen innerhalb dieser Kategorie auftreten können. Die daraus resultierende Kos-
tendifferenz zwischen E2M2 und AMIRIS ist jedoch in solchen Fällen vernachlässigbar. 
Kategorie 3: Nicht-Dispatchneutrale Abweichung  
Zu dieser Kategorie gehören die nicht-kostenneutrale Unterschiede, die durch verschiedene 
modelltechnische Ansätze in E2M2 und AMIRIS entstehen und damit im Einflussbereich des 
Modellierers stehen und somit relevant für die Modellharmonisierung sind. 
Eine Übersicht aller Kategorien und ihre Kriterien ist in Tabelle 5.1 dargestellt.  
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  Für jeden Zeitschritt (t) einzeln Für die Summe über mehrere Zeitschritte (t) 
  𝑃𝑟𝑒𝑖𝑠𝐸2𝑀2𝑡 −
𝑃𝑟𝑒𝑖𝑠𝐴𝑀𝐼𝑅𝐼𝑆𝑡  
𝑃𝑆𝑝𝐸2𝑀2𝑡
−
𝑃𝑆𝑝𝐴𝑀𝐼𝑅𝐼𝑆𝑡
  
∑ 𝑃𝑆𝑝𝐸2𝑀2𝑡
−𝑡
𝑃𝑆𝑝𝐴𝑀𝐼𝑅𝐼𝑆𝑡
  
∑ 𝐾𝑜𝑠𝑡𝑒𝑛𝐸2𝑀2𝑡 −𝑡
𝐾𝑜𝑠𝑡𝑒𝑛𝐴𝑀𝐼𝑅𝐼𝑆𝑡  
K
at
eg
o
ri
en
 1 0 0 0 0 
2 0 oder ≠0 ≠0 0 0 oder ≈0 
3 0 oder ≠0 ≠0 ≠0 ≠0 
Tabelle 5.1: Übersicht über die im Auswertetool definierten Kategorien und ihre Kriterien 
5.2 Thermische Flexibilitätsoptionen 
Im Folgenden erfolgt die Beschreibung des Vorgehens zur Harmonisierung von konventionel-
len Kraftwerken (Abschnitt 5.2.1), Biomasseanlagen (Abschnitt 5.2.2) und des überregiona-
len Stromaustauschs (Abschnitt 5.2.3). 
5.2.1 Konventionelle Kraftwerke (IER) 
Nach der Identifizierung disgruenter modelltechnischer Ansätze in E2M2 und AMIRIS durch 
die Erstellung einer Vergleichsmatrix (siehe Abschnitt 4.1.3) und nach der Implementierung 
einer geeigneten Konfiguration von E2M2 in Form einer mehrstufigen Optimierung (siehe 
Abschnitt 4.2) wurde als Startpunkt des Harmonisierungsvorgangs ein Basismodell sowohl in 
E2M2 als in AMIRIS ohne Flexibilitätsoptionen abgebildet und modelltechnisch und ökono-
misch einheitlich parametrisiert. 
Zu den zwischen E2M2 und AMIRIS existierenden modelltechnischen Unterschieden, welche 
durch die mehrstufige Konfiguration abgeglichen werden konnten, zählen: 
 die Bestimmung der zugebauten Kapazitäten in E2M2 durch eine LP-relaxierte Green-
field-Rechnung und die anschließende Übermittlung des berechneten Kraftwerk-
sparks an AMIRIS, 
 die Disaggregation dieses Kraftwerksparks in 200 MW-Blöcke und 
 die Optimierung der Kraftwerkseinsatzplanung mit einem eingeschränkten Planungs-
horizont mittels eines rollierenden Ansatzes. 
Die einheitlichen Parameter des Basis-Modells sind in Tabelle 5.2 aufgelistet. Es muss auch 
darauf hingewiesen werden, dass die Residuallast unter Annahme dieses Szenariorahmens 
immer positiv bleibt, damit ein Vergleich ohne Flexibilitätsoptionen realisierbar bleibt. 
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Thermische Kraftwerken Nuklear BKW SKW GuD GT 
Anzahl an 200 MW-Blöcke 45 112 158 90 45 
Max. Wirkungsgrad (%) 33 45 46 61 39 
Min. Wirkungsgrad (%) 25 30 35 50 30 
CO2-Faktoren (tCO2-
eq/MWh) 
- 0,401 0,342 0,202 0,202 
Brennstoffpreise (€/MWh) 3,37 4 13,55 21,21 21,21 
Erneuerbare Energien PV Wind-Onshore Wind-Offshore 
Installierte Leistung (MW) 51.607 54.256 3.283 
Rahmenannahmen 
Stromnachfrage (MWh) 489.070.066 
CO2-Zertifikatspreis (€/t) 13,84 
Tabelle 5.2: Parameter des Basis-Modells 
In Abbildung 5.1 sind die Abweichungen bei den resultierenden Börsenstrompreisen in E2M2 
und AMIRIS dargestellt. Obgleich die Abweichungen der Strompreise bezogen auf den abso-
lut auftretenden Strompreis im Bereich von maximal 0,5 % liegen und damit äußerst gering 
sind, wurden sie im Projekt weiter untersucht. Mit Ausnahme einer Stunde, in der die Ab-
weichung etwa 0,2 €/MWh beträgt, treten ausschließlich kleine Abweichungen im Bereich 
von 0,01 €/MWh auf, die auf Rundungseffekte im numerischen Prozess zurückzuführen sind. 
Somit wurde eine nahezu vollständige Übereinstimmung der Ergebnisse erreicht und kann 
von der Gleichartigkeit des Kraftwerkseinsatzes beider Modelle ausgegangen werden. Die 
Harmonisierung der Modelle kann somit als gegeben angesehen werden. 
 
Abbildung 5.1: Auftretende Börsenpreisabweichungen zwischen E2M2 und AMIRIS bei der Harmoni-
sierung des Basis-Modells 
Die Ursache der größten Abweichung lässt sich mit Hilfe der Abbildung 5.2 erklären. Nach 
einer detaillierten Untersuchung der Ergebnisse wurde festgestellt, dass Rundungseffekte zu 
Abweichungen der Residuallasten beider Modelle in der Größenordnung einiger zehn Kilo-
watt führen können. Diese Leistungsdiskrepanzen zwischen AMIRIS und E2M2 erscheinen 
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zunächst vernachlässigbar klein. Wenn diese jedoch an einer Sprungstelle der Merit-Order 
(vertikale unstetige rote Linie in Abbildung 5.2) liegen, kann der resultierende Strompreisun-
terschied einen höheren Wert erreichen, in diesem Fall von etwa 0,2 €/MWh. Diese Sprung-
stelle in der Merit-Order ist eine Folge der Diskretisierung des Kraftwerksparks in 200 MW-
Blöcke, die in Abschnitt 4.2 bereits erklärt und begründet wurde. 
 
Abbildung 5.2: Ausschnitt der Merit-Order bei der Harmonisierung des Basis-Modells 
Anschließend wird die Harmonisierung der Flexibilitätsoptionen (Biomassenanlagen, überre-
gionaler Elektrizitätsaustausch, EE-Abregelung und Batteriespeicher) einzeln durchgeführt 
und ausführlich analysiert. 
5.2.2 Biomasseanlagen (DLR) 
Die Harmonisierung des Basismodells inklusive flexibler Biogasanlagen ging problemlos von-
statten. Nach Implementierung der verschiedenen Betriebsmodelle in AMIRIS und E2M2 
(siehe Abschnitt 4.3.3) zeigte ein Vergleich der Börsenpreise aus AMIRIS mit den Grenzkos-
ten aus E2M2 lediglich Abweichungen < 10-5 €/MWh (siehe Abbildung 5.3). Hierzu wurden 
die Preisgebote der Biomasseanlagen in AMIRIS so modifiziert, dass diese, wie in E2M2, nur 
mit Grenzkosten bieten und keine fördersystemspezifischen ‚Mark-downs‘ verwenden. Wie 
im Falle des Basismodells ohne Flexibilitätsoptionen traten jedoch einige wenige Stunden 
mit Differenzen > 10-3 €/MWh auf, welche jedoch ausnahmslos auf minimale Lastdifferenzen 
an Gebotsblockgrenzen zurückzuführen sind. 
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Abbildung 5.3: Betriebsstrategie von Biogasanlagen in E2M2 und AMIRIS (blau) sowie Differenz aus 
AMIRIS-Börsenstrompreis und E2M2-Grenzkosten (grün) über 240 modellierten Stunden 
Die Harmonisierung der Modelle mit Biomasseanlagen im kontinuierlichen Betrieb konnte 
ebenso erfolgreich gezeigt werden. Obwohl auch eine dritte Betriebsstrategie für Biomasse-
anlagen untersucht wurde, nämlich eine solche, die den Betrieb in Abhängigkeit einer 24-
stündigen Preisprognose gestaltet, konnte für diese Strategie keine vollständige Harmonisie-
rung der Modelle erreicht werden. Auf eine aufwendige Harmonisierung der Modelle in Be-
zug auf diese dritte Betriebsstrategie der Biomasseanlagen wurde aufgrund fortgeschrittener 
Zeit und der bereits erfolgreich harmonisierten Alternative (Tag-Nacht-Strategie) verzichtet. 
Zur Reduktion der Modellkomplexität und trotz erfolgreicher Harmonisierung wurden Bio-
masseanlagen bei der Identifizierung des Efficiency-Gaps jedoch nicht berücksichtigt. 
5.2.3 Überregionaler Stromaustausch (IER) 
Zur Harmonisierung der Ergebnisse von E2M2 und AMIRIS unter Berücksichtigung des 
Elektrizitätsaustauschs mit Nachbarländern wurde zuerst in E2M2 ein generischer 
Kraftwerkspark in Frankreich vereinfacht abgebildet und die Kraftwerkseinsatzplanung mit 
200 MW disaggregierten Kraftwerksblöcken optimiert. Damit konnten die Stromimporte und 
-exporte zwischen Deutschland und Frankreich bestimmt werden. Die angewendeten 
Parameter des französischen Elektrizitätssystems sind in Tabelle 5.3 zusammengefasst. 
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Thermische Kraftwerken Nuklear BKW SKW GuD GT 
Anzahl an 200 MW-Blöcke 316 0 25 34 59 
Max. Wirkungsgrad (%) 33 45 46 61 39 
Min. Wirkungsgrad (%) 25 30 35 50 30 
CO2-Faktoren (tCO2-
eq/MWh) 
- 0,401 0,342 0,202 0,202 
Brennstoffpreise (€/MWh) 3,37 4 13,55 21,21 21,21 
Erneuerbare Energien PV Wind-Onshore Wind-Offshore 
Installierte Leistung (MW) 6.191 10.312 0 
Rahmenannahmen 
Stromnachfrage (MWh) 460.404.925 
CO2-Zertifikatspreis (€/t) 13,84 
Tabelle 5.3: Parameter des französischen Elektrizitätssystems 
Die resultierende stündliche Zeitreihe des Elektrizitätsaustauschs wurde fixiert und exogen 
als Input-Parameter für eine neue Rechnung vorgegeben. Die auftretenden Unterschiede bei 
den Strompreisen zwischen beiden Rechnungen in E2M2, d. h. mit optimal kalkuliertem 
Elektrizitätsaustausch und mit fixierten vorgegebenen Werten, betragen maximal etwa 
0,6 €/MWh. Bezogen auf den mittleren Strompreis über das gesamte Jahr von etwa 
40 €/MWh sind dies Abweichungen kleiner 1,5 %. Diese wurden als gering eingestuft und 
daher nicht detaillierter untersucht. 
Der fixierte Stromaustausch wurde danach an AMIRIS übertragen. Die resultierenden Abwei-
chungen bei den Strompreisen zwischen beiden Modellen mit vorgegebenen Im- und Expor-
ten (siehe  
Abbildung 5.4) sind ebenfalls sehr gering (maximal etwa 50 ct/MWh) im Vergleich zum 
durchschnittlichen Strompreis über das gesamte Jahr. Sie werden deswegen auch nicht nä-
her analysiert. Die Harmonisierung der Abbildung und Parametrisierung des Elektrizitätsaus-
tauschs mit Nachbarländern wurde somit erfolgreich abgeschlossen. 
 
-55
-50
-45
-40
-35
-30
-25
-20
-15
-10
-5
0
5
10
0 730 1460 2190 2920 3650 4380 5110 5840 6570 7300 8030 8760
St
ro
m
p
re
is
d
if
fe
re
nz
 in
 c
t/
M
W
h
Simulationsstunde
Δ(E2M2-AMIRIS)
ERAFlex – Effektive Rahmenbedingungen für einen kostenoptimalen EE-Ausbau  
mit komplementären dezentralen Flexibilitätsoptionen im Elektrizitätssektor 
 
 
59 
 
Abbildung 5.4: Auftretende Börsenpreisabweichungen zwischen E2M2 und AMIRIS mit vorgegebenen 
Im- und Exporte mit Frankreich 
Zur Reduktion der Modellkomplexität und des Harmonisierungsaufwands bezüglich der be-
nötigten Datenrecherche (z. B. von Nachfrageprofile oder EE-Ganglinien) für weitere Nach-
barländer wird der überregionale Stromaustausch bei der Identifizierung des Efficiency-Gaps 
trotz erfolgreicher Harmonisierung nicht weiter berücksichtigt. 
5.3 Abregelung erneuerbarer Energien (DLR) 
Bei der Harmonisierung der Abregelungsentscheidungen von E2M2 und AMIRIS traten un-
erwartete Schwierigkeiten auf. Um eine gleichartige Abregelung zu erhalten wurden zu-
nächst die Grenzkosten für die Erneuerbaren Kraftwerke Wind-onshore, Wind-offshore und 
PV auf identische Werte in beiden Programmen gesetzt. In AMIRIS wurden zudem förderre-
gimespezifische ‚Mark-downs‘ deaktiviert. Dennoch ergaben sich erhebliche Abweichungen 
zwischen den Abregelungsentscheidungen in E2M2 und AMIRIS. In Abbildung 5.5 wird die 
Differenz der abgeregelten Leistung von offshore Windkraftwerken in AMIRIS und E2M2 
über ein Simulationsjahr dargestellt. Mit Ausnahme zweier Stunden zu Simulationsbeginn ist 
dieser Differenzbetrag durchgehend positiv. Die Analyse ergab, dass AMIRIS nicht nur häufi-
ger als E2M2 abregelte, sondern auch zu den Zeitpunkten der Abregelung mehr erneuerbare 
Leistung als E2M2 aus dem System nahm. Eine detaillierte Untersuchung dieser Ergebnisse 
ergab, dass die Ursache der Abweichungen auf Seiten von AMIRIS lag: Die bisherige Strom-
preisbildung in AMIRIS mittels residualer Last verhinderte eine korrekte Betrachtung der 
Abregelungsentscheidungen. Daher wurde die Strompreisbildung in AMIRIS angepasst, um 
mit E2M2 konsistente Ergebnisse erzielen zu können (vgl. Abschnitt 4.3.1).  
Abbildung 5.6 zeigt die Differenzen der abgeregelten Leistungen von Windkraftwerken nach 
der Anpassung der Strompreisbildung in AMIRIS. Über das gesamte Simulationsjahr hinweg 
ist diese Differenz in jeder Stunde betragsmäßig deutlich kleiner als 1 MW. In der Abbildung 
wird auch eine neue Systematik der Abweichungen deutlich: Nun regelt E2M2 meist mehr ab 
als AMIRIS. Aufgrund der geringen relativen Größe dieser Abweichung von etwa 10-4 im Ver-
gleich zur tatsächlich abgeregelten Leistung, und der bereits aufgewendeten Zeit um diesen 
Grad der Harmonisierung zu erreichen, wurden diese verbleibenden, minimalen Abweichun-
gen nicht näher untersucht. Sie stehen aber vermutlich in direktem Zusammenhang zu den 
in ähnlicher Größenordnung auftretenden Unterschieden bezüglich der Gesamtlast in beiden 
Programmen (siehe Abschnitt 5.2.1). 
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Abbildung 5.5: Abweichung der Abregelungsentscheidung der Offshore-Windkraftanlagen von 
AMIRIS zu E2M2 vor der Änderung der Strompreisbildung in AMIRIS 
 
Abbildung 5.6: Abweichung der Abregelungsentscheidung der Windkraftanlagen von AMIRIS zu 
E2M2 nach der Änderung der Strompreisbildung in AMIRIS 
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5.4 Speichereinsatz (IER) 
Zur erfolgreichen Harmonisierung des Speichereinsatzes in E2M2 und AMIRIS wurden neben 
den in AMIRIS entwickelten und bereits in Abschnitt 4.3.4 beschriebenen Speicherstrategien 
einige Anpassungen in E2M2 nötig. Erstens mussten in E2M2 getrennte Ein- und Ausspei-
cherwirkungsgrade bei Speichertechnologien implementiert werden, um eine komplette 
Vergleichbarkeit der Ergebnisse beider Modelle schaffen zu können. In Folge werden die bei 
der Be- und Entladung entstehenden Energieverluste in E2M2 nicht mehr durch einen einzi-
gen Speicherwirkungsgrad auf der Seite des Ladebetriebs zusammengefasst, wie es in (Sun 
2013) der Fall ist. Zweitens wurde eine Gleichung eingefügt, die den Füllstand aller Speicher 
am Anfang des Planungshorizonts auf null festgelegt. 
Zur Angleichung der Ergebnisse von E2M2 und AMIRIS unter Berücksichtigung von Speichern 
wurde in AMIRIS die systemkostenminimierende Speicherstrategie aktiviert (siehe Abschnitt 
4.3.4). Diese entspricht dem Ansatz des Speichereinsatzes in E2M2 und sollte daher ver-
gleichbare Ergebnisse liefern, indem die Summe der marginalen Kosten der bezuschlagten 
Angebotsblöcke über das Voraussichtsintervall minimiert wird. Da unter der systemkosten-
minimierenden Speicherstrategie in AMIRIS nur ein einziger Speicher eingesetzt werden 
kann, wird in E2M2 die Anzahl an investierbaren Speicher bereits in der Stufe 1 des mehrstu-
figen Simulationsablaufschemas auf eins begrenzt (siehe Abschnitt 4.2.1). 
These 
Der Efficiency-Gap sollte bei „systemkostenminimierender“ Speicherstrategie in AMIRIS im 
Vergleich zu E2M2 näherungsweise null sein. Auftretende Abweichungen bei den System-
kosten, werden als „Grundrauschen“ bezeichnet und repräsentieren die maximale Anglei-
chung der Ergebnisse, die aufgrund modelltechnischer Unterschiede erreicht werden kann 
und stellen damit eine Genauigkeitsschwelle für die Ermittlung des Efficiency-Gaps dar. 
Die Ergebnisse dieser Harmonisierungsläufe, die im Folgenden dargelegt werden, dienen 
außerdem als Referenzlauf zur Identifizierung und Quantifizierung des Efficiency-Gaps (siehe 
Abschnitt 6). 
Szenariorahmen 
Der gemeinsame Szenariorahmen, der für einen 40 %, 60 % und 80 % Anteil erneuerbarer 
Energien definiert wurde, sowie die angewendeten Input-Parameter dieser Harmonisie-
rungsläufe, die mit Speichereinsatz und Abregelung erneuerbarer Energien als einzige Flexi-
bilitätsoptionen durchgeführt werden, sind bereits in Abschnitt 3 ausführlich beschrieben. 
In Tabelle 5.4 sind die wichtigsten Parameter dieser Harmonisierungsläufe zusammenge-
fasst. 
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Szenario 
CO2- 
Cap 
Last 
Wind 
Off 
Wind 
On 
PV BKW GuD GT Speicher 
40 % 201,3 Mt 545 TWh 14,1 GW 56,3 GW 70,3 GW 13,8 GW 42 GW 18,6 GW 7,3 GW 14,5 GWh 
Grenzkosten in €/MWh 30,4 18,5 0 
31,10 - 
45,65 
43,78 -
53,08 
67,63 -
87,47 
- - 
60 %15 128,1 Mt 545 TWh 21,5 GW 86,2 GW 107,7 GW 9,6 GW 38,6 GW 11,8 GW 23,7 GW 142,4 GWh 
Grenzkosten in €/MWh 30,4 18,5 0 
32,45 - 
47,68 
44,28 -
53,69 
68,41 -
88,49 
- - 
80 % 54,9 Mt 545 TWh 31,0 GW 123,9 GW 154,9 GW 3,6 GW 32,6 GW 12,2 GW 61,8 GW 494,3 GWh 
Grenzkosten in €/MWh 30,4 18,5 0 
34,77 - 
51,15 
45,15 -
54,74 
69,76 -
90,24 
- - 
Tabelle 5.4: Wichtigste Parameter der Harmonisierungsläufe bei „systemkostenminimierender“ Spei-
cherstrategie im EE 40 %, 60 % und 80 %-Szenario 
Systemkosten16 
Szenario 
Systemkosten in 
E2M2 in € 
Systemkosten in 
AMIRIS in € 
Kostenabweichung 
in € 
Kostenanstieg in 
Prozent 
40 % 17.820.215.304 17.820.217.026 1.722 0,00001 
60 %17 15.053.360.712 15.053.387.182 26.471 0,00018 
80 % 12.051.835.155 12.051.893.134 57.979 0,00048 
Tabelle 5.5: Resultierende Systemkosten sowie Kostenabweichung zwischen E2M2 und AMIRIS bei 
„systemkostenminimierender“ Speicherstrategie im EE 40 %, 60 % und 80 %-Szenario 
Wie Tabelle 5.5 veranschaulicht, sind die Systemkosten in AMIRIS höher als in E2M2. Diese 
Kostenabweichungen sind jedoch im Vergleich zu den gesamten Systemkosten in E2M2, die 
im Bereich der Mrd. € liegen, sehr klein (unter 0,0005 %). 
Die kumulierte Systemkostendifferenz zwischen E2M2 und AMIRIS im EE 40 %, 60 % und 
80 %-Szenario ist in Abbildung 5.7 dargestellt. In allen drei Läufen ist gut zu erkennen, dass 
es immer wieder zu teils deutlichen Unterschieden in einzelnen Stunden zwischen beiden 
Modellen kommt, sich die Unterschiede i. d. R. aber innerhalb der nächsten Stunden wieder 
ausgleichen und die Kurve somit wieder zur Null-Linie zurückfindet. Es handelt sich also in 
den meisten Fällen um die in Abschnitt 5.1.2 beschriebenen „kostenneutralen 
Abweichungen“. 
                                                     
15 Der letzte Tag, d. h. die letzten 24 Stunden, werden im Szenario mit 60 % EE-Anteil und „systemkostenmini-
mierender“ Speicherstrategie wegen unterschiedlichen Speicherfüllstände in E2M2 und AMIRIS am Ende des 
Jahres nicht ausgewertet.  
16 Unter Systemkosten werden die Betriebs- und Wartungskosten, die Brennstoffkosten und die CO2-
Zertifikatskosten verstanden. 
17 Da der Speicher im EE 60 %-Szenario in AMIRIS am Jahresende nicht leer gefahren wird, wird in der Auswer-
tung der Systemkosten im Szenario mit 60 % EE-Anteil und „systemkostenminimierender“ Speicherstrategie 
den letzten Tag nicht mit betrachtet. 
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Abbildung 5.7: Kumulierte Systemkostendifferenz zwischen E2M2 und AMIRIS mit „systemkostenmi-
nimierender“ Speicherstrategie im EE 40 % (oben), 60 % (Mitte) und 80 % (unten)-Szenario 
-120
-90
-60
-30
0
30
60
90
120
0 730 1460 2190 2920 3650 4380 5110 5840 6570 7300 8030 8760
ku
m
u
lie
rt
e 
Sy
st
em
ko
st
en
di
ff
er
en
z 
in
 k
€
Simulationsstunde
Σ Δ(E2M2-AMIRIS)
-2.000
-1.500
-1.000
-500
0
500
1.000
1.500
0 730 1460 2190 2920 3650 4380 5110 5840 6570 7300 8030 8760
ku
m
u
lie
rt
e 
Sy
st
em
ko
st
en
di
ff
er
en
z 
in
 k
€
Simulationsstunde
Σ Δ(E2M2-AMIRIS)
-7.000
-5.500
-4.000
-2.500
-1.000
500
2.000
3.500
5.000
6.500
0 730 1460 2190 2920 3650 4380 5110 5840 6570 7300 8030 8760
ku
m
u
lie
rt
e 
Sy
st
em
ko
st
en
di
ff
er
en
z 
in
 k
€
Simulationsstunde
Σ Δ(E2M2-AMIRIS)
ERAFlex – Effektive Rahmenbedingungen für einen kostenoptimalen EE-Ausbau  
mit komplementären dezentralen Flexibilitätsoptionen im Elektrizitätssektor 
 
 
64 
 
Speicherdispatch und EE-Abregelung 
Nach einer detaillierten Auswertung der Ergebnisse mit Hilfe des Auswertetools, das in Ab-
schnitt 5.1.2 bereits erklärt wurde, konnte jeder Zeitschritt drei unterschiedlichen Katego-
rien zugewiesen werden. Zur Kategorie 1 (keine Dispatchabweichung) gehören die Zeitschrit-
te, in denen die Speicherleistung in beiden Modelle gleich ist. Innerhalb der Kategorie 2 (dis-
patchneutrale Abweichung) befinden sich Zeitschritte, die in Zeitintervallen mit kostenneut-
ralen Unterschieden zwischen E2M2 und AMIRIS liegen. In diesen Intervallen wird die gleiche 
Energiemenge mit gleichen Kosten jedoch zu unterschiedlichen Zeitpunkten in E2M2 und 
AMIRIS gespeichert oder abgeregelt. Diese kostenneutralen Unterschiede ergeben sich aus 
einer methodischen Zufälligkeit des linearen Lösungsverfahrens (vgl. Abschnitt 5.1.2). 
Für ein besseres Verständnis wird in Abbildung 5.8 der Verlauf der Speicherleistung, der Ab-
regelung erneuerbarer Energien und der Systemkosten in E2M2 und AMIRIS sowie ihre ku-
mulierte Differenz während eines kostenneutralen Zeitintervalls gezeigt. Hier lässt sich gut 
beobachten, dass die gleiche Energiemenge in beiden Modellen während dieses Zeitinter-
valls eingespeichert und abgeregelt wurde und die verursachten Kosten gleich sind. 
In Abbildung 5.9 ist die Speicherleistungsdifferenz zwischen E2M2 und AMIRIS im EE 40 %, 
60 % und 80 %-Szenario dargestellt. Im Szenario mit 40 % Anteil erneuerbarer Energien er-
geben sich nur in einzelnen Stunden deutliche Abweichungen beim Speicherdispatch, die 
etwa 4 GW erreichen können, z. B. um die Stunde 3.034, 3.535, 3.875, 4.378, 6.727 oder 
7.063. Diese großen Abweichungen treten mit „systemkostenminimierender“ Speicherstra-
tegie auf, wenn die Residuallast nach dem Einsatz von Flexibilitätsoptionen gleich null ist. In 
diesen Intervallen kann die gleiche Energiemenge mit gleichen Kosten jedoch zu unter-
schiedlichen Zeitpunkten in E2M2 und AMIRIS eingespeichert oder abgeregelt werden, d. h. 
über den betrachteten Zeitblock sind diese Abweichungen beim Dispatch und bei der EE-
Abregelung „kostenneutral“. Die Abweichungen beim Speicherdispatch im EE 60 % und 80 
%-Szenario nehmen aufgrund der größeren Kapazität des Speichers und wegen nicht-
kostenneutraler Unterschiede zu, die anschließend noch genauer zu analysieren sind. Die 
großen Abweichungen entstehen genau wie im EE 40 %-Szenario auch in den Stunden, in 
denen die Residuallast nach dem Einsatz von Flexibilitätsoptionen gleich null ist. 
In Abbildung 5.10 ist die EE-Abregelungsdifferenz zwischen E2M2 und AMIRIS im EE 40 %, 
60 % und 80 %-Szenario dargestellt. Hier lässt sich im Vergleich zur Abbildung 5.9 sehen, 
dass die großen Differenzen beim Speicherdispatch und der EE-Abregelung kongruent sind, 
d. h. wenn in E2M2 in einer Simulationsstunde mehr eingespeichert und entsprechend we-
niger abgeregelt wird, wird in AMIRIS entsprechend weniger eingespeichert und mehr abge-
regelt. 
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Abbildung 5.8: Verlauf der Speicherleistung (oben), der Abregelung erneuerbarer Energien (Mitte) 
und der Systemkosten (unten) in E2M2 und AMIRIS sowie ihre kumulierte Differenz während eines 
kostenneutralen Zeitintervalls, mit „systemkostenminimierender“ Speicherstrategie im EE 40 %-
Szenario 
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Abbildung 5.9: Abweichung der Ein- und Ausspeicherleistung zwischen E2M2 und AMIRIS mit „sys-
temkostenminimierender“ Speicherstrategie im EE 40 % (oben), 60 % (Mitte) und 80 % (unten)-
Szenario 
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Abbildung 5.10: EE-Abregelungsdifferenz zwischen E2M2 und AMIRIS mit „systemkostenminimieren-
der“ Speicherstrategie im EE 40 % (oben), 60 % (Mitte) und 80 % (unten)-Szenario 
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In Tabelle 5.6 ist die Jahressumme18 der abgeregelten und eingespeicherten Energiemenge 
nach Abzug der bei der Beladung entstehenden Verluste im EE 40 %, 60 % und 80 %-Szenario 
aufgelistet. 
Szenario 
Jahressumme der abgeregelten Ener-
gie in MWh 
Jahressumme der eingespeicherten 
Energie in MWh 
Modell E2M2 AMIRIS E2M2 AMIRIS 
40 % 591.080 591.080 2.112.658 2.112.735 
60 % 6.786.125 6.785.610 16.162.605 16.164.152 
80 % 43.140.170 43.154.630 48.272.159 48.261.234 
Tabelle 5.6: Jahressumme der abgeregelten und eingespeicherten Energiemenge in E2M2 und 
AMIRIS bei „systemkostenminimierender“ Speicherstrategie im EE 40 %, 60 % und 80 %-Szenario 
Die Jahressumme der abgeregelten oder eingespeicherten Energie in AMIRIS weicht von der 
in E2M2 ab. Dies bedeutet, dass es Unterschiede zwischen beiden Modelle beim Speicher-
dispatch und der EE-Abregelung gibt, die nicht kostenneutral sind (Kategorie 3: Nicht-
dispatchneutrale Abweichung). Da diese im Hinblick auf die Modellharmonisierung von Be-
deutung sind, wurden sie gründlich analysiert. Dabei wurde erkannt, dass diese Abweichun-
gen auf unterschiedliche Abbildungen der Speichertechnologien in E2M2 und AMIRIS zu-
rückzuführen sind. In AMIRIS erfolgt eine Diskretisierung des Speicherzustands in 1.000 dis-
krete Schritte, d. h. es können nur Füllstände erreicht werden, die einem Vielfachen der 
Speicherkapazität geteilt durch 1.000 entsprechen. 
Um diese Hypothese zu stützen, wurden in AMIRIS mehrere Läufe mit unterschiedlicher An-
zahl an Diskretisierungsschritten durchgeführt. Die Systemkostendifferenz dieser Läufe zwi-
schen AMIRIS und E2M2 sinkt mit zunehmender Anzahl an Diskretisierungsschritten, was in 
Abbildung 5.11 veranschaulicht ist. In der Folge steigt die Kostenabweichung mit zunehmen-
dem Anteil erneuerbarer Energien, weil die zugebauten Speicher und somit der Fehler bei 
der Diskretisierung des Speicherfüllstands größer werden. 
                                                     
18 Da der Speicher im EE 60 %-Szenario in AMIRIS am Jahresende nicht leer gefahren wird, wird in der Auswer-
tung der Jahressumme im Szenario mit 60 % EE-Anteil und „systemkostenminimierender“ Speicherstrategie 
den letzten Tag nicht mit betrachtet. 
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Abbildung 5.11: Systemkostendifferenz zwischen AMIRIS und E2M2 im EE 40 %-Szenario unter Be-
rücksichtigung unterschiedlicher Anzahl an Diskretisierungsschritten und mit „systemkostenminimie-
render“ Speicherstrategie in AMIRIS 
Strompreise 
Wenn kostenneutrale Abweichungen zum Einsatz unterschiedlicher Grenzkraftwerken füh-
ren, entstehen auch Strompreisdiskrepanzen zwischen E2M2 und AMIRIS. Dieser Effekt tritt 
häufig unter Einsatz von Speichereinheiten auf, weil Speicher die durch konventionelle 
Kraftwerke zu deckende Nachfrage bis zur vollständigen Auslastung eines 200 MW-Blocks 
verschieben. Die Abweichung zwischen den Strompreisen beider Modelle ist besonders 
groß, wenn eine Sprungstelle zwischen Kraftwerksblöcken zu einer Änderung der letzten 
eingesetzten Technologie führt. 
Außerdem können Strompreisunterschiede zwischen E2M2 und AMIRIS auftreten, wenn der 
Solver im Optimierungsmodell E2M2 einen Schattenpreis liefert, der zwischen den Grenzkos-
ten des letzten Kraftwerks vor einer Unstetigkeitsstelle in der Merit-Order und denen des 
nächst teureren Kraftwerks liegt. Eine ausführliche Erklärung dieses Effektes befindet sich in 
Abschnitt 5.1.2. In Abbildung 5.12 sind die Strompreisabweichungen zwischen E2M2 und 
AMIRIS im EE 40 %-Szenario dargestellt. 
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Abbildung 5.12: Stündliche Strompreisabweichung zwischen E2M2 und AMIRIS bei „systemkosten-
minimierender“ Speicherstrategie im EE 40 %-Szenario 
Zwischenfazit 
Der Efficiency-Gap sollte bei „systemkostenminimierender“ Speicherstrategie in AMIRIS im 
Vergleich zu E2M2 näherungsweise null sein. In geringem Umfang auftretende Abweichun-
gen bei den Systemkosten sind auf nicht aufzulösende modelltechnische Unterschiede bei 
den implementierten Speichermodellierungen zurückzuführen und im Hinblick auf die zu 
ermittelnden Efficiency-Gaps als Ungenauigkeitsbandbreite zu berücksichtigen. 
5.5 Gewonnene Erkenntnisse für zukünftige Modellkopplungen 
(DLR, IER) 
In diesem Abschnitt werden gewonnene Erkenntnisse für zukünftige Modellkopplungen er-
läutert. Diese ergeben sich aus den Erfahrungen, die durch die Harmonisierung sowie Kopp-
lung von E2M2 und AMIRIS gesammelt wurden. Sie sollen gleichzeitig der wissenschaftlichen 
Community als ,Lessons-Learned‘ dienen, falls ähnliche Vorhaben angestrebt werden. 
In Tabelle 5.7 sind diese Herausforderungen nach Modellkomponenten gegliedert sowie 
detailliert beschrieben. Ein Schwierigkeitsgrad (leicht, mittel oder schwer) wurde jeder Her-
ausforderung zugeordnet. 
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Modellkomponente Herausforderung 
Schwierigkeits-
grad 
Inputparameter 
Eine erfolgreiche Modellharmonisierung sowie -
kopplung erfordert die Definition und Anwendung 
eines gemeinsamen Szenariorahmens. Hierzu ist 
eine Identifikation gemeinsamer Inputparameter 
erforderlich. Parameter, die nicht von allen Model-
len gleichermaßen erfasst werden, müssen durch 
geeignete Konfiguration einer Modellkopplung 
bzw. einer iterativen Modellanwendung in der Ana-
lyse berücksichtigt werden. 
mittel bis 
schwer (in Ab-
hängigkeit der 
Anzahl an Mo-
dellen und der 
Vielfalt an Mo-
dellstrukturen) 
Zeitabbildung 
Die Zeitauflösung und die Abbildung im modellier-
ten Zeitrahmen müssen gleich oder kompatibel 
zueinander sein. Hierbei können unterschiedliche 
Granularitäten, Planungshorizonte, Rollierungs-
schemata oder repräsentative Zeitausschnitte zu 
Inkompatibilitäten oder Modelländerungsbedarfen 
führen. 
schwer 
Technologieabbil-
dung 
Selbst minimale Abweichungen bei der Technolo-
gieabbildung (z. B. bei Stromspeicher: Abbildung 
von Wirkungsgraden als Roundtrip vs. getrennte 
Ein- und Ausspeicherwirkungsgrade) können zu 
signifikanten Abweichungen der Modelle führen. 
Solche Differenzen in der Modellierung sollten 
frühzeitig identifiziert werden (z. B. durch eine Ge-
genüberstellung der mathematischen Modellansät-
ze anhand einer Vergleichsmatrix) um ggf. rechtzei-
tig Modelländerungen vornehmen zu können. 
schwer 
Rundungsverfahren 
Bei numerischen Modellen sind numerische Ge-
nauigkeitsverluste in Modellkomponenten nie zu 
vermeiden (z. B. durch den Einsatz von Rundungs-
verfahren). Diese sind sorgfältig zu identifizieren 
und ggf. entsprechend anzupassen, um die Auswir-
kungen beim Vergleich auf ein Minimum zu be-
schränken. 
leicht 
Vergleichskriterien 
Es bedarf der Auswahl geeigneter quantitativer 
Kriterien für den Modellvergleich, um feststellen zu 
können, ob die Modelle hinreichend im Gleichklang 
sind. Hierbei eignen sich insbesondere Zeitreihen 
modellierter Größen (z. B. der Verlauf des Strom-
preises oder des Speichereinsatzes), da hierdurch 
Abweichungen direkt den ursächlichen Ereignissen 
in den Modellen zugeordnet werden können. 
mittel 
Tabelle 5.7: Zusammenfassung der gewonnenen Ergebnisse für zukünftige Modellkopplungen 
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6 Ergebnisse der Optimierungs- und Simula-
tionsläufe (DLR, IER) 
 
 
 
In diesem Abschnitt werden die Ergebnisse der mit E2M2 und AMIRIS durchgeführten Opti-
mierungs- und Simulationsläufe vorgestellt sowie miteinander verglichen. Diese werden 
nach den drei betrachteten Szenarien, die in Abschnitt 3 bereits beschrieben wurden, ge-
gliedert. Diese Szenarien unterscheiden sich hauptsächlich voneinander hinsichtlich des 
Mindestanteils erneuerbarer Energien an der Gesamtstromerzeugung. Als Referenzszenario 
wurde ein EE-Anteil von 40 % ausgewählt, da für diese Systemkonfiguration die geringste 
Systemkostenabweichung zwischen E2M2 und AMIRIS während des Harmonisierungsvor-
gangs des Speichereinsatzes (siehe Abschnitt 5.4) erzielt wurde. 
In Abschnitt 6.1 wird eine detaillierte Analyse des Efficiency-Gaps in diesem Referenzszena-
rio durchgeführt. Eine Untergliederung innerhalb des Abschnitts 6.1 erfolgt anhand der iden-
tifizierten Ursachen des Efficiency-Gaps: 
1. Das betriebswirtschaftliche Akteursverhalten (Abschnitt 6.1.1) 
2. Die nicht-perfekte Voraussicht der Akteure und Prognoseunsicherheit (Abschnitt 
6.1.2) 
3. Einfluss verzerrender Effekte durch regulatorische Rahmenbedingungen, z. B. die 
Vergütung von Anlagenbetreibern über einen „Marktprämien“-Mechanismus (Ab-
schnitt 6.1.3) 
Die Kombination aus nicht-perfekter Voraussicht der Akteure mit den Effekten regulatori-
scher Rahmenbedingungen bildet einen weiteren Unterpunkt in der folgenden Analyse (Ab-
schnitt 6.1.4). 
In Abschnitt 6.2 wird der Efficiency-Gap in Szenarien mit höheren EE-Anteilen (60 % und 
80 %) untersucht, um den Einfluss der fluktuierenden Stromproduktion betrachten zu kön-
nen. Eine Gesamtübersicht der in Abschnitt 6 vorgestellten Optimierungs- und Simulations-
läufe ist in Tabelle 6.1 veranschaulicht. 
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ID Abs. 
EE-
Anteil 
Speicherstrate-
gie in AMIRIS 
Anzahl der Spei-
cherbetreiber 
Prognoseun-
sicherheit 
Variable 
Marktprämie 
1 6.1.1 40 % 
Maximieren des 
Profits 
1 Nein Nein 
2 6.1.2 40 % 
Fehlertolerante 
Strategie 
1 Nein Nein 
3 6.1.2 40 % 
Fehlertolerante 
Strategie 
2 Nein Nein 
4 6.1.2 40 % 
Fehlertolerante 
Strategie 
2 Ja Nein 
5 6.1.3 40 % 
Minimieren der 
Systemkosten 
1 Nein Ja 
6 6.1.4 40 % 
Fehlertolerante 
Strategie 
10 Ja Ja 
7 6.2 60 % 
Fehlertolerante 
Strategie 
2 Nein Nein 
8 6.2 60 % 
Fehlertolerante 
Strategie 
2 Ja Nein 
9 6.2 60 % 
Fehlertolerante 
Strategie 
10 Ja Ja 
10 6.2 80 % 
Fehlertolerante 
Strategie 
10 Ja Ja 
Tabelle 6.1: Gesamtübersicht der in Abschnitt 6 ausgewerteten Optimierungs- und Simulationsläufe; 
Die Speicherstrategien und die Anzahl der Speicher bilden das betriebswirtschaftliche Verhalten ab / 
Speicherstrategie (Abs. 4.3.4), Prognoseunsicherheit (Abs. 4.3.5), Variable Marktprämie (Abs. 2.2) 
6.1 Detaillierte Analyse des Efficiency-Gaps im Referenzszenario 
Um den Einfluss des betriebswirtschaftlichen Kalküls der Speicherbetreiber zu analysieren, 
wird im Folgenden ein Lauf mit der „profitmaximierenden“ Speicherstrategie (siehe Ab-
schnitt 6.1.1) durchgeführt. Anschließend erfolgen verschiedene Untersuchung um den Ein-
fluss von Entscheidungen unter Unsicherheit auf den Efficiency-Gap zu analysieren (siehe 
Abschnitt 6.1.2). Hierfür kommen neben mehreren Speicherbetreibern, die untereinander 
konkurrieren, Unsicherheiten bzgl. zukünftiger Preise ins Spiel. 
Als letzte in ERAFlex identifizierte Ursache für die Diskrepanz zwischen kostenoptimalem 
Anlagendispatch und abweichendem Einsatzverhalten in der Realität, wird in Abschnitt 6.1.3 
der Einfluss einer variablen Marktprämie auf den Efficiency-Gap untersucht. Abschließend 
erfolgt noch ein Szenario, um sich dem kombinierten Efficiency-Gap aus Entscheidung unter 
Unsicherheit und dem Einfluss regulatorischer Rahmenbedingungen anzunähern (siehe Ab-
schnitt 6.1.4). 
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Jeder Abschnitt beginnt mit einer kurzen Untersuchungsthese, mit der der Analyserahmen 
konkretisiert wird und die die Motivation der Untersuchung noch einmal verdeutlicht. 
6.1.1 Akteursspezifisches Verhalten  
Mit „profitmaximierender“ Speicherstrategie 
These 
Durch Aktivierung der „profitmaximierenden“ Speicherstrategie in AMIRIS optimiert der 
Speicherbetreiber den Speicherdispatch nicht nach dem Systemoptimum, sondern nach sei-
nem individuellen betriebswirtschaftlichen Kalkül. Sind die Märkte nicht vollkommen, kön-
nen das individuelle betriebswirtschaftliche Optimum und das Optimum des Gesamtsystems 
aufgrund von Ineffizienzen oder der Möglichkeit der Ausübung von Marktmacht auseinan-
derfallen. Da dadurch die Preiskurve nicht mehr optimal geglättet wird, entstehen nicht nur 
Differenzen bei den Strompreisen, sondern auch bei den Systemkosten und der EE-
Abregelung. In AMIRIS treten somit höhere Systemkosten auf als in E2M2. 
Szenariorahmen 
Um den Einfluss des betriebswirtschaftlichen Kalküls der Akteure auf den Efficiency-Gap un-
tersuchen zu können, wird der E2M2-Referenzlauf mit optimiertem Kraftwerksdispatch und 
systemoptimalem Speichereinsatz mit einem AMIRIS-Lauf verglichen, in dem der Speicher-
betreiber eine „profitmaximierende“ Speicherstrategie fährt (vgl. Abschnitt 4.3.4). Alle sons-
tigen Modellparameter, Inputdaten und der Szenariorahmen (siehe Tabelle 6.2) bleiben 
exakt gleich. 
Auswirkung auf Speicherdispatch 
Im Vergleich zum „systemkostenminimierenden“ Lauf zeigt sich beim Dispatch des Speichers 
mit der „profitmaximierenden“ Speicherstrategie ein deutlicher Unterschied. Wie in Abbil-
dung 6.1 und Abbildung 6.2 vergleichend dargestellt wird, haben sich im „systemkostenmi-
nimierenden“ Lauf nur in einzelnen Stunden größere Abweichungen beim Dispatch i. H. v. 1-
4 GW ergeben, so z. B. um die Stunden 3.034, 3.535, 3.705, 3.872, 4.387, 6.727 oder 7.063. 
Im Lauf mit „profitmaximierender“ Speicherstrategie kommt es hingegen in etwa 25 % der 
Stunden im Jahr zu größeren Abweichungen beim Speicherdispatch. Im „systemkostenmini-
mierenden“ Lauf sind die größeren Abweichungen beim Dispatch auf die Stunden be-
schränkt, in denen die residuale Last null ist (vgl. Abschnitt 5.4). 
Tabelle 6.2: Szenariorahmen und Kraftwerksparameter für das 40 % EE-Szenario 
CO2- 
Cap 
Last 
Wind 
Off 
Wind 
On 
PV BKW GuD GT Speicher 
201,3  
Mt 
545  
TWh 
14,1 
GW 
56,3  
GW 
70,3 
GW 
13,8  
GW 
42  
GW 
18,6  
GW 
7,3  
GW 
14,5  
GWh 
Grenzkosten in 
€/MWh 
30,4 18,5  0 
31,10 - 
45,65 
43,78 -
53,08 
67,63 -
87,47 
- - 
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Abbildung 6.1: Abweichung der Ein- und Ausspeicherleistung zwischen E2M2 und AMIRIS bei „pro-
fitmaximierender“ Speicherstrategie im EE 40 %-Szenario 
 
Abbildung 6.2: Abweichung der Ein- und Ausspeicherleistung zwischen E2M2 und AMIRIS bei „sys-
temkostenminimierender“ Speicherstrategie im EE 40 %-Szenario 
Bei „profitmaximierender“ Speicherstrategie treten die größten Unterschiede beim Spei-
cherdispatch vor allem dann auf, wenn die Preise über mehrere Stunden konstant sind, siehe 
Abbildung 6.3. In diesen Stunden ist der Speicherdispatch in E2M2 und AMIRIS zwar unter-
schiedlich, über den Zeitblock betrachtet ist der Dispatch aber systemkostenneutral, da es 
für die Systemkosten irrelevant ist, zu welchen Stunden ein- bzw. ausgespeichert wird, wenn 
die Preise im Zeitblock gleich sind. 
Ein weiterer interessanter Effekt zeigt sich in den Stunden 3.702-3.712 und 3.871-3.876, 
wenn die Residuallast null ist und der Speicher den potentiellen EE-Überschuss nicht kom-
plett aufnehmen kann, sondern Teile der EE-Einspeisung abgeregelt werden müssen. Wie die 
grüne und gelb-gestrichelte Kurve in der unteren Grafik der Abbildung 6.3 verdeutlichen, 
verhalten sich die Differenzen beim Speicherdispatch und der EE-Abregelung flächenkongru-
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ent, d. h. wenn in E2M2 in diesen Simulationsstunden mehr eingespeichert und entspre-
chend weniger abgeregelt wird, wird in AMIRIS entsprechend weniger eingespeichert und 
mehr abregelt, so dass die Kurve in diesen Simulationsstunden deckungsgleich sind. Die resi-
duale Last nach Speichereinsatz ist deshalb in diesem Fall – wie in der oberen Grafik der Ab-
bildung 6.3 zu sehen – in beiden Modellen dennoch zu jedem Zeitpunkt gleich. 
 
 
Abbildung 6.3: Strompreise zwischen E2M2 und AMIRIS sowie die Residuallast nach Speichereinsatz 
(oben) und die Ein- und Ausspeicherleistung von E2M2 und AMIRIS sowie die Differenz bei der EE-
Abregelung bei „profitmaximierender“ Speicherstrategie 
Es zeigt sich aber auch an der blauen und orange-gestrichelten Kurve in der unteren Grafik 
der Abbildung 6.3, dass die Speicherstrategie in AMIRIS – entsprechend des so ausgelegten 
Algorithmus - in den meisten Stunden immer etwas weniger ein- und damit auch ausspei-
chert als der systemoptimale Einsatz in E2M2. Über das Jahr gesehen wird in AMIRIS mit 
„profitmaximierender“ Speicherstrategie deshalb deutlich weniger ein- und ausgespeichert. 
Die zwischengespeicherten Strommengen betragen über das Jahr in E2M2 2.112 GWh wäh-
rend in AMIRIS 2.057 GWh ein- bzw. ausgespeichert werden. Die Differenz i. H v. 55 GWh 
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entspricht somit der betriebswirtschaftlich optimal zurückgehaltenen Speicherkapazität im 
Vergleich zu einem systemoptimal eingesetzten Speicher. Die Zurückhaltung von Speicher-
kapazität ergibt damit einen Hinweis auf einen möglichen Missbrauch von Marktmacht. 
Auswirkung auf Strompreise 
Bei größeren Abweichung bei der ein- und ausgespeicherten Leistung kann es im Vergleich 
zu einem systemoptimalen Speicher- und Kraftwerksdispatch zur Verschiebung des Grenz-
kraftwerks in AMIRIS kommen. Zu sehen ist dieser Effekt auf die Strompreise in Abbildung 
6.4. Der „profitmaximierende“ Speicherbetreiber profitiert hinsichtlich seines betriebswirt-
schaftlichen Kalküls von größeren Preisdifferenzen. Da der Algorithmus dieser Strategie die 
Auswirkung des eigenen Speicherverhaltens auf die Strompreise berücksichtigt, kann der 
Speicherbetreiber die Preise zu seinen Gunsten beeinflussen und damit Marktmacht miss-
bräuchlich ausüben (vgl. Abschnitt 4.3.4). 
 
Abbildung 6.4: Strompreise in E2M2 und AMIRIS in den Simulationsstunden 500-1.000 bei „profitma-
ximierender“-Speicherstrategie im EE 40 %-Szenario 
Ein Extremfall der Auswirkung dieser Strategie zeigt sich um die Stunden 740; 763, 787 und 
811, in denen das System an seiner Kapazitätsgrenze ist. Im systemoptimalen Lauf von E2M2 
reichen die Kraftwerks- und Speicherkapazitäten aus, um die Last zu decken. Bei der „pro-
fitmaximierenden“ Strategie in AMIRIS hält der Speicherbetreiber künstlich Leistung zurück, 
so dass es zu Knappheitspreisen und Lastabwurf in AMIRIS kommt. Die Knappheitspreise 
sind in AMIRIS auf 3000 €/MWh fixiert. Der Speicherbetreiber macht bei 3000 €/MWh je-
doch deutlich mehr Gewinn, als wenn er seine komplette zur Verfügung stehende Leistung 
ausspeichern und damit die Knappheit verhindern würde. 
Gut zu erkennen ist die Wirkung der „profitmaximierenden“ Speicherstrategie in den Aus-
schnittsdarstellungen der Stunden 777-788 in Abbildung 6.5. Der Speicherbetreiber in 
AMIRIS speichert zunächst weniger ein als der systemoptimale Speicher in E2M2 (Grafik 
oben links). In der zweiten Hälfte des abgebildeten Ausschnitts speichert er dann weniger 
aus als der Speicher in E2M2. Dies für zunächst zu einer geringeren Residuallast (RL) nach 
Speichereinsatz (Grafik oben rechts). In den Stunden ab 785 führt die zurückgehaltene Spei-
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cherleistung dazu, dass die Residuallast nach Speichereinsatz bei 74.404 MW liegt und damit 
um 4 MW größer ist als die verfügbare Kraftwerksleistung i. H. v. 74.400 MW. In der Folge 
sind zwar die Strompreise in AMIRIS in der ersten Hälfte des Abschnitts deutlich geringer als 
in E2M2 (Grafik unten links), da durch die veränderte Residuallast nach Speichereinsatz 
günstigere Kraftwerke die Last decken könnten, weshalb auch die Systemkosten in den 
Stunden 777-782 niedriger sind. Ab der Stunde 785 kommt es aber zu Knappheitspreisen 
und Lastabwurf in AMIRIS. Die Systemkosten liegen in AMIRIS ab diesen Punkt deutlich über 
denen von E2M2 (Grafik unten rechts). 
In der Realität würde jedoch im Falle einer nicht in Deckung gebrachten Angebots- und 
Nachfragekurve an der Börse zunächst eine neue Auktionsrunde ausgerufen werden, in de-
nen die Bieter die neue Situation in ihren Geboten berücksichtigen können. Erst wenn auch 
in der zweiten Auktion die Last nicht gedeckt werden könnte, würde der Strom pro-rata zu-
geteilt, falls nicht der ÜNB die verfügbare aber zurückgehaltene Leistung per Redispatch o-
der über einen Zwangseinsatz anfordert. Außerdem stünden im Notfall zusätzliche Kraftwer-
ke aus der Netz- und strategischen Reserve zur Verfügung um Systemausfälle zu verhindern. 
Um die Systemkosten in beiden Modellen trotzdem miteinander vergleichen zu können wird 
die abgeworfene Last in AMIRIS mit den Grenzkosten des teuersten Kraftwerks bewertet. 
  
  
Abbildung 6.5: Vergleich der Speicherleistung, der Residuallast nach Speichereinsatz, der Strompreise 
und Systemkosten in der Stunde 777-788 bei „profitmaximierender Speicherstrategie in AMIRS im EE-
40 %-Szenario 
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Auswirkung auf EE-Abregelung 
Durch den veränderten Speichereinsatz ergibt sich auch ein anderes Verhalten der Modelle 
bei den abgeregelten EE-Mengen. Wie in Abbildung 6.6 zu sehen, ist die EE-Abregelung mit 
Ausnahme der Stunde 7.065 in AMIRIS immer höher als in E2M2. 
 
Abbildung 6.6: EE-Abregelung in E2M2 und AMIRIS bei „profitmaximierender“ Speicherstrategie im 
EE-40 % Szenario 
In den meisten Stunden kommt es nur zu einer mengen- und kostenneutralen Verschiebung 
der EE-Abregelung, wenn im Fall einer Residuallast von null gleiche Preise über mehrere 
Stunden vorliegen. Wie bereits in der unteren Grafik der Abbildung 6.3 zu sehen war, verhal-
ten sich die Speicher- und die abgeregelte EE-Leistung in beiden Modellen kongruent zuei-
nander. Dennoch ergibt sich über das Jahr eine Differenz bei den abgeregelten EE-Mengen 
i. H. v. 672 MWh bzw. 0,1 % (E2M2: 591,1 GWh und AMIRIS: 591,8 GWh). 
Auswirkung auf Systemkosten 
Die Auswirkung der „profitmaximierenden“ Speicherstrategie in AMIRIS auf die Systemkos-
ten19 sind in Abbildung 6.7 gezeigt. Abgebildet ist der Verlauf der kumulierten Systemkos-
tendifferenz zwischen E2M2 und AMIRIS – als Δ(E2M2-AMIRIS) - für das simulierte Jahr. Ne-
ben vielen Ausschlängen noch oben und unten, bei denen sich die Kostendifferenz kurzfristig 
wieder anzugleichen scheint, zeigt sich dennoch ein kontinuierlicher Trend ins Negative, d. h. 
die Abweichung der Systemkosten in AMIRIS zum Systemoptimum nimmt zu. Der kumulierte 
Unterschied bei den Systemkosten zwischen E2M2 und AMIRIS beläuft sich auf 600 k€, bei 
Gesamtsystemkosten von 17,82 Mrd. € in AMIRIS, inklusive Bewertung der abgeworfenen 
Last mit dem Kosten des letzten Grenzkraftwerks. 
                                                     
19 Die hier angesprochenen Systemkosten beinhalten in beiden Modellen nur die kurzfristigen Einsatzkosten 
der Kraftwerke und Anlagen, nicht jedoch die Investitionskosten oder Annuitäten. 
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Zwischenfazit 
Der Efficiency-Gap durch das betriebswirtschaftliche Kalkül der Akteure macht bei der Sys-
temkostendifferenz nur 0,03 ‰ aus. Es kann somit festgehalten werden, dass die Strategie 
der Profitmaximierung den Efficiency-Gap zwar etwas vergrößert, jedoch nicht in einem sys-
temkostenrelevanten Ausmaß, falls die Preisausschläge in Situationen mit Kapazitätsknapp-
heit bei denen Anbieter Kapazität zurückhalten durch entsprechende Maßnahmen, wie z. B. 
Redispatch oder Reserven gedämpft werden können. Größere Auswirkungen der Strategie 
zeigen sich hingegen beim Speicherdispatch und den Strompreisen, was wiederum einen 
relevanten Einfluss auf alle anderen Kraftwerksbetreiber und ihre Refinanzierungsbedingun-
gen haben könnte. Hierbei ist jedoch zu beachten, dass die Zurückhaltung von Kapazitäten 
zur Steigerung der Strompreise i. d. R. den Tatbestand des Missbrauchs von Marktmacht 
erfüllen und somit kartellrechtlich geahndet werden kann. 
6.1.2 Entscheidung unter Unsicherheiten 
Mit einem Speicherbetreiber und „fehlertoleranter“ Speicherstrategie basierend auf der 
Annahme von Börsenpreisen ohne Unsicherheit (perfect foresight) 
These 
Die „fehlertolerante“ Strategie repräsentiert eine Heuristik für den Speichereinsatz, die ein 
Speicherbetreiber anwenden kann, wenn er keine vollständige Transparenz bzgl. der Auswir-
kungen seines eigenen Einsatzverhaltens auf die Strompreise hat. Diese Tatsache beschreibt 
ein Informationsdefizit, auch wenn die Speicherstrategie auf konkreten am Markt beobach-
teten Preisen basiert und in dieser Hinsicht eine perfekte Voraussicht gegeben ist. Die Dis-
patch-Strategie des Speichereinsatzes ist betriebswirtschaftlich orientiert, aufgrund des In-
formationsdefizits jedoch nicht system- oder betriebswirtschaftlich optimal. Es ergeben sich 
daher deutliche Abweichungen zum Referenzfall (systemoptimaler Einsatz) beim Speicher-
dispatch, den resultierenden Strompreisen, der EE-Abregelung sowie den Systemkosten. 
 
Abbildung 6.7: Kumulierte Systemkostendifferenz zwischen E2M2 und AMIRIS mit „profitmaximie-
render“ Speicherstrategie im 40 % EE-Szenario 
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Szenariorahmen 
Um die Auswirkungen auf den Efficiency-Gap untersuchen zu können, die sich aus diesem 
Informationsdefizit des Speicherbetreibers bei der Einsatzplanung ergeben, wird eine Spei-
chereinheit mit 7,3 GW und einem Energie-/Leistungsverhältnis (E2P) von 2 eingeführt. Die 
Simulation der Einsatzplanung in AMIRIS erfolgt unter „fehlertoleranter“ Speicherstrategie 
(vgl. Abschnitt 4.3.4). Alle anderen Modellparameter und Inputdaten bleiben im Vergleich 
zum Referenzszenario gleich. In Tabelle 6.3 sind die wichtigsten Parameter dieses Vergleichs-
laufs zwischen E2M2 und AMIRIS zusammengefasst. 
CO2- 
Cap 
Last 
Wind 
Off 
Wind 
On 
PV BKW GuD GT Speicher 
201,3 Mt 545 TWh 14,1 GW 56,3 GW 70,3 GW 13,8 GW 42 GW 18,6 GW 7,3 GW 14,5 GWh 
Grenzkosten in 
€/MWh 
30,4 18,5 0 
31,10 - 
45,65 
43,78 -
53,08 
67,63 -
87,47 
- - 
Tabelle 6.3: Szenariorahmen und Kraftwerksparameter für das 40 % EE-Szenario mit einem Speicher-
betreiber und „fehlertoleranter“ Speicherstrategie 
Auswirkung auf Speicherdispatch 
Die Einsatzplanung in der „fehlertoleranten“ Speicherstrategie erfolgt heuristisch anhand 
einer Spotmarkt Preisprognose (SPP) mit perfekter Voraussicht im vorgegebenen Voraus-
sichtsintervall (d. h. die Preise entsprechen den am Markt später beobachteten Spotmarkt-
preisen), das hier 24 Stunden entspricht (siehe Abschnitt 4.3.4). 
Der Einfluss dieser Speichereinsatzstrategie auf die Differenz der eingesetzten Speicherleis-
tung zwischen E2M2 und AMIRIS ist in Abbildung 6.8 dargestellt. Wie in dieser Abbildung 
veranschaulicht ist, entspricht die maximale Abweichung bei der eingesetzten Speicherleis-
tung zwischen beiden Modellen etwa 8 GW20. Die Jahressumme der eingespeicherten Ener-
gie nach Abzug der bei der Beladung entstehenden Verluste beträgt 2.113 GWh in E2M2 und 
502 GWh in AMIRIS. Der Speicher in AMIRIS wird mit „fehlertoleranter“ Speicherstrategie 
somit deutlich weniger eingesetzt als in E2M2 unter systemoptimalem Betrieb und die Resi-
duallast wird in AMIRIS demzufolge weniger stark geglättet, wie in Abbildung 6.9 zu sehen 
ist. Diese identifizierten Unterschiede beim Speicherdispatch sind auf ein Informationsdefizit 
des Speicherbetreibers bei der Einsatzplanung zurückzuführen und können – da anderen 
Grenzkraftwerke als im harmonisierten Referenzfall zum Einsatz kommen - daher nicht als 
„kostenneutral“ klassifiziert werden. 
                                                     
20 Im Projekt wurde die maximale Ein- und Ausspeicherleistung ohne Wirkungsgrade als identisch angenom-
men. Unter Berücksichtigung der Wirkungsgrade ergeben sich daher um den Wirkungsgrad erhöhte bzw. ge-
senkte maximale Ein- bzw. Ausspeicherleistungen. 
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Abbildung 6.8: Abweichung der Ein- und Ausspeicherleistung zwischen E2M2 und AMIRIS mit einem 
Speicherbetreiber und „fehlertoleranter“ Speicherstrategie im EE 40 %-Szenario 
 
Abbildung 6.9: Residuallast in E2M2 und AMIRIS vor und nach dem Speichereinsatz mit „fehlertole-
ranter“ Speicherstrategie im EE 40 %-Szenario 
Auswirkung auf Strompreise 
Die „fehlertolerante“ Speicherstrategie hat die in Abbildung 6.10 gezeigten Auswirkungen 
auf die Strompreise. Der Grund für diesen Effekt liegt in der unterschiedlichen Weise, in der 
die Residuallast in E2M2 und AMIRIS durch den unterschiedlichen Speichereinsatz geglättet 
wird. Außerdem entstehen in AMIRIS um die Stunden 760 bis 820 sowie 8.440 Knappheits-
preise. Die verfügbare Leistung aus erneuerbaren Energiequellen sowie aus konventionellen 
Kraftwerken und Energiespeicher reicht in AMIRIS in solchen Stunden nicht aus, um den 
Strombedarf decken zu können, wodurch Last abgeworfen werden muss. 
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Abbildung 6.10: Strompreise in E2M2 und AMIRIS mit einem Speicherbetreiber und „fehlertoleran-
ter“ Speicherstrategie in den Simulationsstunden von 500 bis 1000 im EE 40 %-Szenario 
Auswirkung auf EE-Abregelung 
Die EE-Abregelungsdifferenzen zwischen E2M2 und AMIRIS nehmen mit der „fehlertoleran-
ten“ Speichereinsatzstrategie im Vergleich zum systemoptimalen Speicherbetrieb deutlich zu 
(siehe Abbildung 6.11). Die Jahressumme der abgeregelten Energiemengen in AMIRIS und 
E2M2 betragen 755,5 GWh bzw. 591 GWh, was einer Steigerung um 28 % im Agentenmodell 
entspricht. 
 
Abbildung 6.11: EE-Abregelungsdifferenz zwischen E2M2 und AMIRIS mit einem Speicherbetreiber 
und „fehlertoleranter“ Speicherstrategie im EE 40 %-Szenario 
Auswirkung auf Systemkosten 
Bei den Systemkosten nimmt die Differenz beim Efficiency-Gap im Vergleich zum Lauf mit 
„systemkostenminimierender“ Speicherstrategie deutlich von 1,7 k€ auf 19 Mio. € zu. Diese 
Kostenabweichung entspricht einem Kostenanstieg von 0,11 % zwischen E2M2 und AMIRIS, 
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bei Gesamtsystemkosten von 17,82 Mrd. € in E2M2 und 17,84 Mrd. € in AMIRIS. Zur Berech-
nung der Systemkosten wurde die in AMIRIS abgeworfene Last mit den Grenzkosten des 
letzten existierenden Kraftwerks bewertet. Die entsprechenden Kosten der Last, die im 
AMIRIS-Lauf nicht gedeckt werden konnte, betragen insgesamt etwa 1,6 Mio. €. Die kumu-
lierte Systemkostendifferenz zwischen E2M2 und AMIRIS mit einem Speicherbetreiber und 
„fehlertoleranter“ Speicherstrategie im EE 40 %-Szenario ist in Abbildung 6.12 veranschau-
licht. 
 
Abbildung 6.12: Kumulierte Systemkostendifferenz zwischen E2M2 und AMIRIS mit einem Speicher-
betreiber und „fehlertoleranter“ Speicherstrategie im EE 40 %-Szenario 
Bei der ausschnitthaften Betrachtung der Stunden 776 bis 789 in Abbildung 6.13 zeigt sich 
bei der Speicherleistung (oben links), dass der Speicher in AMIRIS über den gesamten Zeit-
raum nicht eingesetzt wird. Dadurch ergeben sich auch deutliche Abweichungen bei der Re-
siduallast nach Speichereinsatz (oben rechts) und den Strompreisen (unten links). In den 
Stunden, in denen in AMIRIS nicht eingespeichert wird, sind die Systemkosten (unten rechts) 
zunächst entsprechend niedriger. Jedoch entstehen höhere Systemkosten in AMIRIS im Ver-
gleich zu E2M2 ab der Stunde 783, wenn in E2M2 im Gegensatz zu in AMIRIS eine Ausspei-
cherung erfolgt. 
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Abbildung 6.13: Vergleich der Speicherleistung (oben links), der Residuallast nach Speichereinsatz 
(oben rechts), der Strompreise (unten links) und der Systemkosten (unten rechts) in der Stunde 776 
bis 789 mit einem Speicherbetreiber und „fehlertoleranter“ Speicherstrategie in AMIRIS im EE 40 %-
Szenario 
Zwischenfazit 
Der Efficiency-Gap wird beim Vorliegen von Informationsdefiziten des Speicherbetreibers 
über die Auswirkung seines eigenen Speichereinsatzverhaltens auf die Strompreise vergrö-
ßert. Die aufgrund dieses Effekts resultierende Systemkostendifferenz zwischen beiden Mo-
dellen beträgt rund 0,11 %. Die fehlertolerante Speicherstrategie führt zudem zu einer etwa 
viermal geringeren Nutzung des Speichers im Vergleich zum systemoptimalen Einsatz. Auch 
bei der EE-Abregelung und den Strompreisen ergeben sich große Unterschiede zwischen 
E2M2 und AMIRIS. 
 
Mit zwei Speicherbetreibern und „fehlertoleranter“ Speicherstrategie basierend auf der 
Annahme von Börsenpreisen ohne Unsicherheit (perfect foresight) 
These 
Die „fehlertolerante“ Strategie repräsentiert eine Heuristik für den Speichereinsatz, die ein 
Speicherbetreiber anwenden kann, wenn er Informationsdefizite bezüglich der Auswirkung 
seines eigenen Speicherverhaltens auf die Strompreise hat. Dieses Informationsdefizit ist 
auch dann vorhanden, wenn unterstellt wird, dass für die Marktpreise ein perfect foresight 
vorhanden ist und damit vollständige Transparenz herrscht (die SPP weist keine Unsicherhei-
ten auf). Die Dispatch-Strategie des Speichereinsatzes ist betriebswirtschaftlich orientiert, 
jedoch nicht so system- oder betriebswirtschaftlich optimal, wie wenn vollständige Informa-
tion vorliegen würde. 
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Je höher die Anzahl der konkurrierenden Speicher-Agenten im System ist, desto deutlicher 
sind die Abweichungen beim Speicherdispatch, den resultierenden Strompreisen, der EE-
Abregelung sowie den Systemkosten. 
Szenariorahmen 
Um die Auswirkungen auf den Efficiency-Gap untersuchen zu können, die sich aus diesem 
Informationsdefizit der Speicherbetreiber bei der Einsatzplanung ergeben, werden zwei 
Speichereinheiten, einmal mit 5,4 GW und einem E2P von 2 und einmal mit 1,5 GW und ei-
nem E2P von 4 initialisiert. Die Simulation der Einsatzplanung in AMIRIS erfolgt gemäß der 
„fehlertoleranten“ Speicherstrategie (vgl. Abschnitt 4.3.4). In Tabelle 6.4 sind die wichtigsten 
Parameter dieser Vergleichsläufe zwischen E2M2 und AMIRIS zusammengefasst. 
CO2-Cap Last 
Wind 
Off 
Wind 
On 
PV BKW GuD GT Zwei Speicher 
201,3 Mt 545 TWh 14,1 GW 56,3 GW 70,3 GW 13,8 GW 42 GW 18,4 GW 
5,4 GW 
1,5 GW 
10,9 GWh 
6,0 GWh 
Grenzkosten in 
€/MWh 
30,4 18,5 0 
31,12 -
45,68 
43,79 -
53,09 
67,64 -
87,49 
- - 
Tabelle 6.4: Szenariorahmen und Kraftwerksparameter für das 40 % EE-Szenario mit zwei Speicherbe-
treibern und „fehlertoleranter“ Speicherstrategie 
Auswirkung auf Speicherdispatch 
Der Einfluss der „fehlertoleranten“ Speicherstrategie mit zwei Speicherbetreibern auf die 
Speicherleistungsdifferenz zwischen E2M2 und AMIRIS ist in Abbildung 6.14 dargestellt. 
Wie in dieser Abbildung veranschaulicht ist, erreichen die Unterschiede bei der Speicherleis-
tung zwischen beiden Modellen etwa 8 GW, genau wie unter Berücksichtigung eines einzel-
nen Speicherbetreibers. Die Jahressumme der eingespeicherten Energie nach Abzug der bei 
der Beladung entstehenden Verluste beträgt 1.540 GWh in E2M2 und 568 GWh in AMIRIS. 
Die Speicher in AMIRIS werden somit bei „fehlertoleranter“ Speicherstrategie deutlich weni-
ger eingesetzt als in E2M2 unter systemoptimalem Betrieb. Die Residuallast in AMIRIS wird 
daher weniger geglättet als in E2M2, was eine Auswirkung auf die Strompreise zur Folge hat. 
Der Grund für diesen Effekt liegt in der Unsicherheit der Speicherbetreiber in AMIRIS über 
die Auswirkung ihres eigenen Speicherverhaltens und die ihrer Wettbewerber auf die 
Strompreise (Informationsdefizit). 
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Abbildung 6.14: Abweichung der Ein- und Ausspeicherleistung zwischen E2M2 und AMIRIS mit zwei 
Speicherbetreibern und „fehlertoleranter“ Speicherstrategie im EE 40 %-Szenario 
Auswirkung auf Strompreise 
Die unterschiedliche Weise, in der die Residuallast in E2M2 und AMIRIS geglättet wird, ver-
ursacht große Abweichungen bei den Strompreisen, wie in Abbildung 6.15 gezeigt wird. 
 
Abbildung 6.15: Strompreise in E2M2 und AMIRIS mit zwei Speicherbetreibern und „fehlertoleranter“ 
Speicherstrategie in den Simulationsstunden von 500 bis 1000 im EE 40 %-Szenario 
Außerdem entstehen in AMIRIS um die Stunden 760 bis 820 sowie 8.440 Knappheitspreise. 
Die verfügbare Leistung in AMIRIS aus erneuerbaren Energiequellen sowie aus konventionel-
len Kraftwerken und Energiespeicher reicht in solchen Stunden nicht aus, um den Strombe-
darf decken zu können. Somit muss Last abgeworfen werden. 
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Auswirkung auf EE-Abregelung 
Die EE-Abregelungsdifferenz zwischen E2M2 und AMIRIS ist in Abbildung 6.16 dargestellt. 
Die Jahressumme der abgeregelten Energiemenge in AMIRIS ist deutlich größer als in E2M2 
und beträgt jeweils 736 GWh bzw. 557 GWh, was einer Steigerung um 32 % entspricht. 
 
Abbildung 6.16: EE-Abregelungsdifferenz zwischen E2M2 und AMIRIS mit zwei Speicherbetreibern 
und „fehlertoleranter“ Speicherstrategie im EE 40 %-Szenario 
Auswirkung auf Systemkosten 
Bei den Systemkosten nimmt die Differenz beim Efficiency-Gap im Vergleich zum Lauf mit 
„fehlertoleranter“ Speicherstrategie und einem Speicherbetreiber leicht von 19 Mio. € auf 
21 Mio. € zu. Diese Kostenabweichung entspricht einem Kostenanstieg von 0,12 % zwischen 
E2M2 und AMIRIS bei Gesamtsystemkosten von 17,82 Mrd. € in E2M2 und 17,84 Mrd. € in 
AMIRIS inklusive Bewertung der abgeworfenen Last mit dem Kosten des letzten Grenzkraft-
werks. Die entsprechenden Kosten der Last, die im AMIRIS-Lauf nicht gedeckt werden konn-
te, betragen insgesamt etwa 1,7 Mio. €. Die kumulierte Systemkostendifferenz zwischen 
E2M2 und AMIRIS mit zwei Speicherbetreibern und „fehlertoleranter“ Speicherstrategie im 
EE 40 %-Szenario ist in Abbildung 6.17 veranschaulicht. 
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Abbildung 6.17: Kumulierte Systemkostendifferenz zwischen E2M2 und AMIRIS mit zwei Speicherbe-
treibern und „fehlertoleranter“ Speicherstrategie im EE 40 %-Szenario 
Zwischenfazit 
Der Efficiency-Gap wird durch Unsicherheiten des Speicherbetreibers über die Auswirkung 
seines eigenen Speicherverhaltens und die seiner Konkurrenten auf die Strompreise vergrö-
ßert (Informationsdefizit). Die aufgrund dieses Effekts resultierende Systemkostendifferenz 
zwischen beiden Modellen beträgt 0,12 % und ist somit geringfügig größer (+ 0,01%) als mit 
nur einem einzelnen Speicheragenten (vgl. vorangegangene Analyse oben). Während der 
Einsatz der Speicher im Agentenmodell in Summe dem eines einzelnen Speicheragenten 
entspricht, reduziert sich der Einsatz im Optimierungsmodell bei zwei verwendeten Spei-
chern. Die Differenz des Speicherdispatches reduziert sich in diesem Szenario also etwas. 
Bezüglich der EE-Abregelung und den Strompreisen ergeben sich große Unterschiede zwi-
schen E2M2 und AMIRIS. 
 
Mit zwei Speicherbetreibern, „fehlertoleranter“ Speicherstrategie und Berücksichtigung 
von Preisrisiken 
These 
Die „fehlertolerante“ Strategie repräsentiert eine Heuristik für den Speichereinsatz, die ein 
Speicherbetreiber anwenden kann, wenn Unsicherheit über die Auswirkung seines eigenen 
Speicherverhaltens auf die Strompreise vorherrscht. Zusätzlich zu dieser Unsicherheit wer-
den Unsicherheiten zwischen der SPP und den tatsächlich auftretenden Preisen unterstellt. 
Durch dieses multiple Informationsdefizit werden deutliche Abweichungen beim Speicher-
dispatch, den resultierenden Strompreisen, der EE-Abregelung sowie den Systemkosten im 
Vergleich zum Referenzfall erwartet. 
 
-25.000
-20.000
-15.000
-10.000
-5.000
0
5.000
0 730 1460 2190 2920 3650 4380 5110 5840 6570 7300 8030 8760
ku
m
u
lie
rt
e 
Sy
st
em
ko
st
en
di
ff
er
en
z 
in
 k
€
Simulationsstunde
Σ Δ(E2M2-AMIRIS)
ERAFlex – Effektive Rahmenbedingungen für einen kostenoptimalen EE-Ausbau  
mit komplementären dezentralen Flexibilitätsoptionen im Elektrizitätssektor 
 
 
90 
 
Szenariorahmen 
Um die Auswirkungen auf den Efficiency-Gap untersuchen zu können, die sich aus multiplen 
Informationsdefiziten bei der Speichereinsatzplanung ergeben, werden für die Analysen in 
AMIRIS zwei Speicherbetreiber, einmal mit 5,4 GW und einem E2P von 2 und einmal mit 
1,5 GW und einem E2P von 4 abgebildet. Beide verwenden jeweils die „fehlertolerante“ 
Speicherstrategie (vgl. Abschnitt 4.3.4.). 
Auswirkung auf Speicherdispatch 
 
Abbildung 6.18: Abweichung der Ein- und Ausspeicherleistung zwischen E2M2 und AMIRIS bei zwei 
Speicherbetreibern mit „fehlertoleranter“ Speicherstrategie und Berücksichtigung von Preisrisiken im 
EE 40 %-Szenario 
In Abbildung 6.18 zeigt sich die Auswirkung dieser Strategie als Leistungsdifferenz der Sum-
me der zwei eingesetzten Speicher zwischen E2M2 und AMIRIS. Über das gesamte Jahr tre-
ten deutliche Abweichung von bis zu +6 GW und -8 GW auf. Auch sind die Abweichungen 
beim Dispatch nicht mehr wie noch bei der „profitmaximierenden“ Strategie überwiegend 
systemkostenneutrale Verschiebungen der ein- und ausgespeicherten Strommengen bei 
gleichen Preisen, sondern der Speicher wird in AMIRIS nun deutlich weniger eingesetzt als 
technisch möglich. Während in E2M2 über das Jahr betrachtet 2.372 GWh eingespeichert 
werden, speichern die beiden Betreiber in AMIRIS 621 GWh ein bzw. aus. 
-8
-6
-4
-2
0
2
4
6
8
0 730 1460 2190 2920 3650 4380 5110 5840 6570 7300 8030 8760
Sp
e
ic
h
e
rl
e
is
tu
n
gs
d
if
fe
re
n
z 
in
 G
W
Simulationstunde
Δ(E2M2-AMIRIS)
CO2-Cap Last 
Wind 
Off 
Wind 
On 
PV BKW GuD GT Zwei Speicher 
201,3  
Mt 
545  
TWh 
14,1 
GW 
56,3  
GW 
70,3 
GW 
13,8  
GW 
42  
GW 
18,4  
GW 
5,4 GW 
1,5 GW 
10,9 GWh 
6,0 GWh 
Grenzkosten in 
€/MWh 
30,4 18,5  0 
31,10 - 
45,65 
43,78 - 
53,08 
67,63 -
87,47 
- - 
Tabelle 6.5: Szenariorahmen und Kraftwerksparameter für das 40 % EE-Szenario 
ERAFlex – Effektive Rahmenbedingungen für einen kostenoptimalen EE-Ausbau  
mit komplementären dezentralen Flexibilitätsoptionen im Elektrizitätssektor 
 
 
91 
 
 
 
Abbildung 6.19: Strompreise zwischen E2M2 und AMIRIS sowie die Residuallast nach Speichereinsatz 
(oben) und die Ein- und Ausspeicherleistung zwischen E2M2 und AMIRIS sowie die Differenz bei der 
EE-Abregelung (unten) bei zwei Speicherbetreibern mit „fehlertoleranter“ Speicherstrategie und 
Berücksichtigung von Preisrisiken im EE 40 %-Szenario 
Das reduzierte Speichereinsatzverhalten ist auch gut in der unteren Grafik der Abbildung 
6.19 veranschaulicht. Während der systemkostenoptimale Speichereinsatz in E2M2 bei jeder 
Residuallastdifferenz die Preiskurve optimal glättet (vgl. obere Grafik), werden die beiden 
Speicher in AMIRIS nur noch in den Stunden 3.703-3.712, 3.762-3.767 und 3.869-3.879 ein-
gesetzt. Trotz größerer Residuallastgradienten zwischen den Stunden 3.770-3.842 kommen 
die Speicher in AMIRIS nicht zum Einsatz. Das mag an der fehlerbehafteten SPP liegen, bei 
der die Differenz zwischen prognostiziertem Preis der SPP und prognostiziertem Median 
inklusive Sicherheitsmarge nicht ausreicht um einen Speichervorgang zu initiieren. So zeigen 
sich auch für diesen Zeitraum in der oberen Grafik der Abbildung 6.19 bei der Residuallast 
nach Speichereinsatz und somit auch den Strompreisen deutliche Unterschiede zwischen 
den Modellen. 
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Auswirkung auf Strompreise 
Deutliche Abweichungen bei den Strompreisen zeigen sich auch im Abbildung 6.20 darge-
stellten Ausschnitt der Stunden 500-1.000. Und auch wie schon bei der „profitmaximieren-
den“ Strategie (vgl. Abschnitt 6.1.1) kommt es im AMIRIS-Lauf um die Stunden 760-820 (und 
nicht abgebildet auch um die Stunden 1.051, 6.830 und 8.450) zu Knappheitspreisen und 
Lastabwurf. 
 
Abbildung 6.20: Strompreise in E2M2 und AMIRIS in den Simulationsstunden 500-1.000 bei zwei 
Speicherbetreibern mit „fehlertoleranter“-Speicherstrategie und Berücksichtigung von Preisrisiken im 
EE 40 %-Szenario 
Auch bei der ausschnitthaften Betrachtung der Stunden 777-788 in Abbildung 6.21 zeigt sich 
bei der Speicherleistung in der oberen linken Grafik, dass die Speicher in AMIRIS über den 
gesamten Zeitraum nicht zum Einsatz kommen. Dadurch ergeben sich auch nochmal deutli-
chere Abweichung bei der Residuallast nach Speichereinsatz (oben rechts) und den Strom-
preisen (unten links). In den Stunden, in denen in AMIRIS nicht eingespeichert wird, sind die 
Systemkosten zunächst entsprechend niedriger. Den Einsparungen bei den Systemkosten in 
den Stunden 777-782 i. H. v. 764.000 € stehen jedoch höhere Systemkosten in den Stunden 
783-788 i. H. v. 895.000 € gegenüber. 
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Abbildung 6.21: Vergleich der Speicherleistung, der Residuallast nach Speichereinsatz, der Strompreise 
und Systemkosten in der Stunde 777-788 bei „profitmaximierender Speicherstrategie in AMIRS im EE-
40 %-Szenario 
Auswirkung auf EE-Abregelung 
Auch auf die EE-Abregelung hat der Einsatz von zwei Speicherbetreibern mit „fehlertoleran-
ter“-Speicherstrategie und Berücksichtigung von Preisrisiken einen negativen Einfluss. Hat-
ten sich die abgeregelten EE-Strommengen bei „systemkostenminimierender“ oder „profit-
maximierender“ Strategie im überwiegenden Teil der Fälle nur zeitlich verschoben, sieht 
man nun in Abbildung 6.22, dass die EE-Abregelungsdifferenz deutlich ins Negative geht. 
Insgesamt werden im Lauf von E2M2 wie schon zuvor gezeigt 557 GWh an EE-Strom abgere-
gelt, während bei AMIRIS nun 802 GWh vom Netz genommen werden; eine Steigerung um 
44 %. 
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Abbildung 6.22: EE-Abregelungsdifferenz zwischen E2M2 und AMIRIS bei zwei Speicherbetreibern 
mit „fehlertoleranter“ Speicherstrategie und Berücksichtigung von Preisrisiken im EE 40 %-Szenario 
Auswirkung auf Systemkosten 
Bei den Systemkosten nimmt die Differenz beim Efficiency-Gap im Vergleich zum Lauf mit 
zwei Speicherbetreibern und „fehlertoleranter“ Speicherstrategie noch einmal leicht von 
21,1 Mio. € auf 22,7 Mio. € zu. Ansonsten weist die Systemkostendifferenz in Abbildung 6.23 
keine großen Unterschiede im Vergleich zum Lauf ohne Berücksichtigung von Preisrisiken bei 
den Speicherbetreibern auf. 
  
Abbildung 6.23: Kumulierte Systemkostendifferenz zwischen E2M2 und AMIRIS mit „fehlertoleranter“ 
Speicherstrategie und zwei Speicherbetreibern und Berücksichtigung von Preisrisiken 
Zwischenfazit 
Bei den Untersuchungen zur Entscheidung unter Unsicherheit hat sich gezeigt, dass die Güte 
der Speicherstrategie einen entscheiden Einfluss auf die Systemkostendifferenz beider Mo-
delle hat. Die Heuristik der „fehlertoleranten“ Speicherstrategie kann zwar mit der preisbe-
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einflussenden Wettbewerbssituation durch anderen Speicherbetreiber gut umgehen, führt 
aber gleichzeitig zu einem deutlich ineffizienteren Speicherdispatch und zu einer Systemkos-
tenerhöhung von 19 Mio. €. Die zusätzliche Einführung eines zweiten Speicherbetreibers 
sorgt für eine Erhöhung des Efficiency-Gaps um 2 Mio. € und die Berücksichtigung der Preis-
risiken um weitere 1,6 Mio. €. 
6.1.3 Regulatorische Rahmenbedingungen 
Mit „systemkostenminimierender“ Speicherstrategie und variabler Marktprämie für EE-
Anlagen 
These 
Im Vergleich zum Referenzfall, in dem die Anlagenbetreiber keine Zuschüsse oder Prämien 
erhalten haben, wird die in diesem Lauf eingeführte variable Marktprämie das Dispatch-
Verhalten der EE-Anlagenbetreiber beeinflussen. Denn die Prämie pro erzeugter MWh er-
höht die Opportunitätskosten der Abregelung und verändert damit das Gebotsverhalten bei 
niedrigen oder negativen Preisen bei der Vermarktung an der Strombörse. Durch die Ver-
schiebung der Gebotslegung und damit der Einsatzreihenfolge der erneuerbaren und kon-
ventionellen Kraftwerke, verringert sich die abgeregelte EE-Menge. Daraus resultieren wie-
derum andere Strompreise, ein anderer Speicherdispatch und eine Erhöhung der Systemkos-
ten. 
Szenariorahmen 
Um den Effekt der variablen Marktprämie auf den Efficiency-Gap untersuchen zu können, 
wurde die Zusammensetzung der Kraftwerke und ihrer installierten Kapazitäten, die sich aus 
dem Optimierungslauf mit E2M2 für das 40 % EE-Szenario ergeben haben, nachträglich an-
gepasst. Ursächlich hierfür war, dass die gewählten Grenzkosten für das günstigste Braun-
kohlekraftwerk i. H. v. 31,10 €/MWh über denen der teuersten EE-Anlage (Offshore-Wind 
i. H. v. 30,40 €/MWh; vgl. Tabelle 6.2 in Abschnitt 6.1.1) lagen. In dieser Konstellation wird 
durch eine Absenkung der Gebotspreise der EE-Anlagen bei aktiver Marktprämie keine Ver-
änderung der Einsatzreihenfolge der Kraftwerke in der Merit-Order bewirkt. Daher würden 
sich die Systemkosten auch bei Geboten unter Berücksichtigung der Marktprämie nicht ver-
ändern.  
Erst wenn die Gebote von EE-Anlagen unter Berücksichtigung der Marktprämie unterhalb 
derer von günstigeren thermischen Kraftwerken liegen, und diese hierdurch aus dem Markt 
Tabelle 6.6: Szenariorahmen und Kraftwerksparameter für das 40 % EE-Szenario mit variabler Markt-
prämie 
CO2-Cap Last 
Wind 
Off 
Wind 
On 
PV Nuklear BKW GuD GT Speicher 
201,3  
Mt 
545 
TWh 
14,1 
GW 
56,3  
GW 
70,3 
GW 
8 
GW 
13,8  
GW 
42  
GW 
18,6  
GW 
7,3  
GW 
14,5  
GWh 
Grenzkosten in 
€/MWh 
30,4 18,5 0 
10,67 - 
13,94 
26,65 - 
38,98 
43,78 - 
53,08 
67,63 - 
87,47 
- - 
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drängen, tritt eine Veränderung des Kraftwerkseinsatzes und damit der Systemkosten ein. 
Dieser Effekt tritt in der heutigen Kraftwerksrealität durchaus auf, da zumindest noch bis 
2022 Kernkraftwerke mit sehr günstigen Grenzkosten und weitere thermische ,Must-Run‘-
Kapazitäten (KWK) i. H. v. schätzungsweise 20 GW im System sind (Consentec 2016), bei de-
nen Strom unterhalb der eigentlichen Grenzkosten produziert wird. 
Auch die sich aus den ursprünglich getroffen Kostenannahmen für Braunkohle ergebenden 
Grenzkosten i. H. v. 31,10 €/MWh erscheinen relativ hoch. Diese Kosten setzen sich aus den 
Kosten für Brennstoff und CO2-Zertifikate zusammen. Durch den Anstieg der CO2-Preise lag 
der Preis seit Oktober 2018 dauerhaft über 15 €/tCO2. Dies passt damit sehr gut zu dem sich 
ergebenden Preis von 22,68 €/tCO2 aus der Optimierungsrechnung. Um die Grenzkosten für 
Braunkohle „künstlich“ zu senken, wurde für die Simulation mit AMIRIS daher nicht der CO2-
Preis gesenkt, sondern die Brennstoffpreise für Braunkohle von 4 auf 2 €/MWhth verringert. 
Da es sich bei diesen Kosten um variable Erzeugungskosten handelt, lässt sich dieser niedrige 
variable Anteil mit Blick auf die häufig vorhandenen Take-or-Pay-Verträge beim Brennstoff-
bezug der Braunkohlekraftwerke rechtfertigen. Zusätzlich wurden 8 GW Kernkraftwerke mit 
sehr niedrigen Grenzkosten zwischen 10 €/MWh und 15 €/MWh in der Simulation berück-
sichtigt. Diese Grenzkosten liegen unterhalb derer von offshore und onshore Windkraftwer-
ken. Durch diese Konfiguration des Kraftwerksparks kann eine Verschiebung EE-Anlangen 
innerhalb der Merit-Order Reihenfolge durch die Marktprämie erwirkt und analysiert wer-
den. 
Da mit verändertem thermischem Kraftwerkspark kein Referenzlauf mit E2M2 vorliegt, muss 
der Marktprämien-Effekt mit zwei AMIRIS-Simulationen quantifiziert werden. Dies ist inso-
fern unproblematisch, als dass auch mit der „systemkostenminimierenden“ Speicherstrate-
gie in AMIRIS die systemoptimalen Ergebnisse aus E2M2 fast perfekt rekonstruiert werden 
konnten (vgl. Abschnitt 5.4). Bei der Harmonisierung mit „systemkostenminimierendem“ 
Speichereinsatz im 40 % EE-Szenario gab es lediglich eine Systemkostenabweichung i. H. v. 
1.722 € über das gesamte Jahr bzw. 9,5x10-7 % bezogen auf die Gesamtsystemkosten. Im 
Folgenden wird deshalb eine AMIRIS Simulation mit dem oben beschriebenen veränderten 
Kraftwerkspark und „systemkostenminimierender“-Speicherstrategie ohne Marktprämie mit 
einem AMIRIS Lauf verglichen, bei der die variable Marktprämie aktiviert wird. 
Auswirkung auf Speicherdispatch 
Wie in Abbildung 6.24 zu erkennen, gibt es bei aktivierter variabler Marktprämie teilweise 
große Unterschiede beim Speicherdispatch im Vergleich zu einem systemkostenminimieren-
den Speichereinsatz ohne Marktprämie. Im Vergleich zu den Läufen mit „profitmaximieren-
der“ oder „fehlertoleranter“ Speicherstrategie treten die Speicherleistungsdifferenzen zwar 
nicht so häufig auf, doch wenn sie auftreten, beträgt die (negative) Differenz bis zu 13 GW. 
ERAFlex – Effektive Rahmenbedingungen für einen kostenoptimalen EE-Ausbau  
mit komplementären dezentralen Flexibilitätsoptionen im Elektrizitätssektor 
 
 
97 
 
 
Abbildung 6.24: Abweichung der Ein- und Ausspeicherleistung AMIRIS ohne und mit Marktprämie 
und „systemkostenminimierender“ Speicherstrategie im adaptierten EE 40 %-Szenario 
Wie in obiger Abbildung außerdem zu erkennen ist, treten die Abweichungen bei der Spei-
cherleistung sowohl im negativen wie positiven Wertebereich auf, d. h. in manchen Stunden 
wird der Speicher im Lauf mit Marktprämie mehr eingesetzt und in anderen Stunden dafür 
weniger. Integral betrachtet zeigt sich jedoch eine höhere Leistungsdifferenz im negativen 
Bereich, d. h. im Lauf mit Marktprämie ist die eigesetzte Speicherleistung im Durchschnitt 
höher. Über das ganze Jahr betrachtet wird der Speicher im Lauf mit Marktprämie mehr ein-
gesetzt als ohne Marktprämie; ein Gesamtspeichervolumen von 2.399 GWh mit Marktprä-
mie steht ein Volumen i. H. v. 2.053 GWh ohne Prämie gegenüber. 
Die Differenzen treten vor allem immer dann auf, wenn die Residuallast nach Speicherein-
satz sehr klein ist und es zu einer potentiellen EE-Abregelung kommt (vgl. auch „Auswirkung 
auf EE-Abregelung“ weiter unten). Der Speichereinsatz erfolgt in beiden Läufen mit „kos-
tenminimierender“ Strategie. Jedoch verändert die Marktprämie die Einsatzreihenfolge der 
EE-Anlagen und konventionellen Kraftwerke mit niedrigen Grenzkosten. Im Vergleichslauf 
mit E2M2 (vgl. Abschnitt 5.4) oder auch dem Lauf mit „profitmaximierender“ Speicherstrate-
gie (vgl. Abschnitt 6.1.1) gab es im Falle gleicher Preise über mehrere Stunden zwar auch 
einen unterschiedlichen Speichereinsatz, jedoch war dieser weitestgehend systemkosten-
neutral und die Unterschiede beim Speichereinsatz wurden durch eine kongruente EE-
Abregelung ausgeglichen. Die Residuallast nach Speichereinsatz war deshalb überwiegend 
gleich. 
Dies ist jetzt nicht mehr der Fall. Wie in der unteren Grafik in Abbildung 6.25 beispielhaft 
dargestellt, unterscheidet sich in den Stunden mit gleichen, aber sehr niedrigen Preisen (hier 
18,6 €/MWh als Grenzkosten der Wind Onshore Anlagen) jetzt sowohl der Speicherdispatch 
als auch die EE-Abregelung deutlich voneinander (grün und gelb-gestrichelte Kurven in unte-
rer Grafik). Während im Lauf ohne Marktprämie die Residuallast nach Speichereinsatz nie 
null ist (grüne Kurve in oberer Grafik), stellt der „systemkostenminimierende“ Speicher im 
Lauf mit Marktprämie kurzfristig mehr Leistung und Kapazität zur Verfügung und lässt weni-
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ger EE-Strom abregeln. Grund hierfür ist die Verschiebung der Einsatzreihenfolge zwischen 
den EE-Anlagen und den kostengünstigen konventionellen Kraftwerken. Im Lauf ohne 
Marktprämie liegt der Strompreis in Zeiten der niedrigsten Residuallast bei 18,6 €/MWh (als 
Grenzkosten der Wind Onshore Anlagen, blaue Kurve in oberer Grafik). Durch die Markt-
prämie werden die Onshore Wind-Anlagen hingegen bei bis zu –50 €/MWh vermarktet und 
der Marktpreis fällt entsprechend ins Negative. Da der Speicher bei diesen negativen Preisen 
gleichzeitig viel einspeichert (orange-gestrichelte Kurve in unterer Grafik), die EE durch die 
Prämie teilweise „günstiger“ sind als die scheinbar „teureren“ Braunkohle oder Kernkraft-
werke und dadurch erst später abgeregelt werden, sinkt die Residuallastlast nach Speicher-
einsatz auf null. 
 
 
Abbildung 6.25: Strompreise sowie die Residuallast nach Speichereinsatz (oben) und die Ein- und 
Ausspeicherleistung sowie die Differenz bei Speicherdispatch und der EE-Abregelung bei „systemkos-
tenminimierender“ Speicherstrategie (unten) ohne und mit variabler Marktprämie in AMIRIS im EE 
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Auswirkung auf Strompreise 
Die Veränderung auf die Strompreise tritt immer dann zum Vorschein, wenn sich die Strom-
preise im Grenzkostenbereich der EE-Anlagen befinden. Gut zu erkennen ist dies in Abbil-
dung 6.26: Während die Preise im Lauf ohne Marktprämie nie unter die Grenze von 
18,6 €/MWh fallen, sinken die Preise im Lauf mit Marktprämie auf bis zu – 50 €/MWh, wäh-
rend sie in der restlichen Zeit vollkommen kongruent verlaufen. 
 
Abbildung 6.26: Strompreise in AMIRIS in den Simulationsstunden 3.000-3.500 bei „systemkostenmi-
nimierender“ Speicherstrategie ohne und mit variabler Marktprämie im EE 40 %-Szenario 
Die Unterschiede bei den negativen Preisen ergeben sich aus der Berechnung der variablen 
Marktprämie. Die Marktprämie wird ex-post, also am Monatsende, als Differenz aus dem 
monatlichen Marktwert und dem anzulegenden Wert der jeweiligen EE-Technologie berech-
net. Ist der durchschnittliche Marktwert in einem Monat besonders niedrig, so fällt die 
Marktprämie entsprechend hoch aus und umgekehrt (vgl. Abbildung 6.27). Da für die Be-
stimmung des Gebotes die Marktprämie jedoch benötigt wird, sind die Direktvermarkter zu 
einer Schätzung der Prämie für den laufenden Monat gezwungen. In AMIRIS nehmen die 
Direktvermarkter daher die Marktprämie des letzten Monats auch für den aktuellen Monat 
an (persistente Prognose). Die Opportunitätskosten der Abregelung orientieren sich also an 
der Marktprämie des vergangen und nicht des aktuellen Monats, wodurch zusätzliche Ver-
zerrungen beim Kraftwerksdispatch entstehen. 
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Abbildung 6.27: Marktprämie und Marktwerte in AMIRIS bei „systemkostenminimierender“-
Speicherstrategie mit variabler Marktprämie im EE 40 %-Szenario 
Auswirkung auf EE-Abregelung 
So wie durch die Anreizwirkung der variablen Marktprämie zu erwarten, und wie sich schon 
bei der Beschreibung der Auswirkung auf den Speicherdispatch gezeigt hat, werden im Lauf 
mit Marktprämie deutlich weniger EE-Stromengen abgeregelt, Abbildung 6.28. Einzig in den 
Stunden 4.714 und 6.058 ist die Differenz der EE-Abregelung negativ. Insgesamt werden im 
AMIRIS Lauf ohne variable Marktprämie 3,9 TWh und im Lauf mit variabler Marktprämie nur 
1,1 TWh EE-Strom abgeregelt. Die Marktprämie verringert die Abregelungsmengen also um 
etwa 72 %. 
 
Abbildung 6.28: Differenz der EE-Abregelung ohne und mit Marktprämie im EE-40 % Szenario 
Um zu veranschaulichen, was in diesen beiden Fällen im Modell passiert, sind in Abbildung 
6.29 ausschnittsweise die Speicherleistung, die EE-Abregelung, die Residuallast nach Spei-
chereinsatz und die Strompreise für die Stunden 6.054-6.062 dargestellt. Bis zur Stunde 
6.057 speichert der „systemkostenminimierend“ eingesetzte Speicher bei aktivierter Markt-
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prämie deutlich mehr ein als im Lauf ohne Marktprämie (obere linke Grafik). Dadurch wird 
auch im Vergleich zum Lauf ohne Prämie zunächst gar kein EE-Strom abgeregelt (obere rech-
te Grafik) und die Residuallast nach Speichereinsatz ist entsprechend niedriger (untere linke 
Grafik). Während der Strompreis im Lauf ohne Prämie aber mit angepasstem Kraftwerkspark 
bei 27,7 €/MWh liegt, was den Grenzkosten eines der günstigsten Braunkohlekraftwerke 
entspricht, beträgt der Strompreis im Lauf mit Prämie in den ersten Stunden nur 
13,5 €/MWh, was den Grenzkosten eines der teureren Kernkraftwerke entspricht (untere 
rechte Grafik). 
In den Stunden 6.057-6.059 hingegen entlädt der Speicher bei aktivierter Marktprämie mit 
voller Leistung, obwohl der Preis in der Stunde 6.058 bei -44,6 €/MWh liegt. Dadurch wird 
auch in der Stunde 6.058 kurzfristig mehr EE-Leistung abgeregelt als im Lauf ohne Prämie 
(obere rechte Grafik). In der Folge sinkt die residuale Last nach Speichereinsatz in dieser 
Stunde auf 0 GW. Das liegt daran, dass der Speicher im Lauf mit Prämie in den ersten Stun-
den bereits seine komplette Speicherkapazität ausschöpft. Innerhalb der Stunden 6.054-
6.057 wird er mit 14,5 GWh komplett geladen. Um in den Stunden 6.059-6.061 erneut sonst 
abgeregelten EE-Strom laden zu können, muss der Speicher in der Stunde 6.058 mit voller 
Leistung entladen, wodurch die residuale Last auf 0 GW und der Preis auf -44,6 €/MWh fällt. 
  
  
Abbildung 6.29: Vergleich der Speicherleistung, der EE-Abregelung, der Residuallast (RL) nach Spei-
chereinsatz und der Strompreise in den Stunden 6.054-6.062 mit „systemkostenminimierender“ 
Speicherstrategie ohne und mit variabler Marktprämie im EE-40 %-Szenario 
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Auswirkung auf Systemkosten 
Für die Systemkosten bedeutet der Einsatz der variablen Marktprämie insgesamt eine Ver-
teuerung. Wie in Abbildung 6.30 gut zu erkennen, liegen die Systemkosten mit Prämie außer 
in der Stunde 6.058 immer über den Systemkosten ohne Marktprämie. 
Das liegt daran, dass die Marktprämie die Gebote der Wind- und PV-Anlagen an der Börse 
drückt, obwohl die Grenzkosten dieser Anla-
gen höher sind als die der Kern- und auch 
teilweise der Braunkohlekraftwerke. Es 
kommen also durch die veränderte Gebots-
legung EE-Anlagen zum Einsatz, die durch 
ihre Grenzkosten ohne Marktprämie in die-
sen Situationen eigentlich abgeregelt wor-
den wären und verdrängen damit die güns-
tigeren konventionellen Anlagen. Dies wirkt 
sich entsprechend negativ auf die System-
kosten aus. 
Im Vergleich der Läufe mit und ohne Marktprämie zeigt sich über das Jahr deshalb eine ku-
mulierte Systemkostendifferenz i. H. v. 19,4 Mio. € (siehe Abbildung 6.31). 
 
Abbildung 6.31: Kumulierte Systemkostendifferenz ohne und mit Marktprämie im 40 % EE-Szenario 
Zwischenfazit 
Die variable Marktprämie sorgt durch die Veränderung der Opportunitätskosten der Abrege-
lung für eine verringerte Abregelung der EE-Anlagen. Wenn sich im Stromsystem Kraftwerke 
mit geringeren Grenzkosten als den EE-Anlagen befinden, führt die Berücksichtigung der 
Marktprämie bei den Geboten für die EE-Anlagen an der Strombörse dazu, dass diese zu 
günstigeren Preisen als ihre eigentlichen technischen Grenzkosten Strom anbieten können 
(die verwendeten Grenzkosten entsprechen denen aus (Reeg 2019)). Hierdurch werden ei-
gentlich kostengünstigere konventionelle Kraftwerke in der Merit-Order verdrängt. Das führt 
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Abbildung 6.30: Systemkosten im Lauf mit und 
ohne variabler Marktprämie im EE 40 %-Szenario 
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im Lauf mit Marktprämie zu einer Verringerung der abgeregelten EE-Stromengen von 
3,9 TWh auf 1,1 TWh im Jahr. Dadurch, dass mit variabler Marktprämie ggf. teurere Anlagen 
als nötig im Markt sind, erhöhen sich die Systemkosten im Vergleich zum Lauf ohne Markt-
prämie um 19,4 Mio. €. 
6.1.4 Unsicherheiten und Rahmenbedingungen 
Mit zehn Speicherbetreibern, „fehlertoleranter“ Speicherstrategie, Berücksichtigung von 
Preisrisiken und variabler Marktprämie 
These: 
Die „fehlertolerante“ Strategie repräsentiert eine Heuristik für den Speichereinsatz, die ein 
Speicherbetreiber anwenden kann, wenn Unsicherheit über die Auswirkung seines eigenen 
Speicherverhaltens oder die seiner Konkurrenten auf die Strompreise vorherrscht und zu-
sätzlich Strompreisprognosen angewendet werden müssen. Weiterhin beeinflusst die variab-
le Marktprämie in diesen Szenarien21 das Gebotsverhalten bei niedrigen oder negativen 
Preisen bei der Vermarktung an der Strombörse. Durch die verzerrenden Effekte der Markt-
prämie sowie durch die Berücksichtigung multipler Informationsdefizite bei der Festlegung 
der Dispatch-Strategie erfolgt der Speichereinsatz zwar betriebswirtschaftlich orientiert, 
aber nicht system- oder betriebswirtschaftlich optimal. In diesem Lauf sollten sich die höchs-
ten Abweichungen beim Efficiency-Gap bei 40 %-EE-Anteil ergeben. 
Szenariorahmen 
CO2-Cap Last 
Wind 
Off 
Wind 
On 
PV BKW GuD GT 
Zehn Speicher in 
AMIRIS 
201,3  
Mt 
545 TWh 
14,1 
GW 
56,3  
GW 
70,3 
GW 
13,8  
GW 
42  
GW 
18,6  
GW 
à 
0,73 GW 
à 
1,45 GWh 
Grenzkosten in 
€/MWh 
30,4 18,5  0 
31,10 - 
45,65 
43,78 -
53,08 
67,63 -
87,47 
- - 
Tabelle 6.7: Szenariorahmen und Kraftwerksparameter für das 40 % EE-Szenario mit 10 Speichern 
„fehlertoleranter“ Speicherstrategie, Berücksichtigung von Preisrisiken und variabler Marktprämie 
In diesem Szenario werden die zuvor einzeln untersuchten Efficiency-Gap-Effekte, die sich 
aus Entscheidungen unter Unsicherheit und den regulatorischen Rahmenbedingungen erge-
ben, gemeinsam analysiert. 
Ausgangsbasis ist erneut der optimierte Kraftwerkspark aus E2M2 mit einem 40 % EE-Anteil. 
Statt einem „systemkostenminimierend“ operierenden Speicher, werden in AMIRIS jedoch 
zehn gleichgroße Speicherbetreiber à 0,73 GW Leistung und 1,45 GWh Speicherkapazität 
initialisiert. Sie entsprechen in ihrer Gesamtleistung und -kapazität dem 7,3 GW großen 
Speicher in E2M2 mit einer Kapazität von 14,5 GWh (siehe Tabelle 6.7). Alle zehn Speicher-
                                                     
21 Im Unterschied zu den Analysen in Kapitel 6.1.3 wird in den Untersuchungen dieses Kapitels der Kraftwerks-
park nicht angepasst. Dadurch bleiben die EE-Grenzkosten die niedrigsten im System und es ergibt sich keine 
Verschiebung der Merit-Order, sodass der Einsatz der Marktprämie keinen Einfluss auf die Ergebnisse der Ab-
regelung hat. Das Vorgehen erlaubt den direkten Vergleich der Ergebnisse aus beiden Modellen. 
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betreiber planen ihren Einsatz mit der „fehlertoleranten“ Strategie, haben bei der Strom-
preisprognose jedoch einen unterschiedlichen „Random-Seed22“ für die Berechnung der Zu-
fallsvariablen durch den Zufallszahlengenerator. 
Zusätzlich wird im Lauf die variable Marktprämie für die EE-Anlagenbetreiber aktiviert. 
Diesmal jedoch ohne den Kraftwerkspark nachtäglich zu manipulieren, um die Ergebnisse 
wieder mit E2M2 vergleichen zu können. Der Marktprämien-Effekt auf die Systemkosten 
wird dadurch erwartungsgemäß nicht besonders groß ausfallen, jedoch sollten sich merkba-
re Effekte beim Speicherdispatch, der EE-Abregelung und den Strompreisen aufgrund der 
anderen Szenariobedingungen zeigen. 
Auswirkung auf Speicherdispatch 
Beim direkten Vergleich der ein- und ausgespeicherten Leistung über das Jahr in Abbildung 
6.32 sieht man sofort, dass die Speicher in AMIRIS deutlich seltener eingesetzt werden als in 
E2M2. Während das eingespeicherte Energiemenge in E2M2 2,11 TWh beträgt, werden in 
AMIRIS nur 577 GWh im Jahr ein- bzw. ausgespeichert. Die stündlichen Abweichungen bei 
der Speicherleistung betragen in vielen Stunde über 6 GW der Ein- oder Ausspeicherleistung, 
was in diesen Fällen über 80 % der verfügbaren Gesamtspeicherleistung entspricht. 
Wie schon in den Analysen in Abschnitt 6.1.2 mit „fehlertoleranter“-Speicherstrategie zeigte 
sich der gleiche Effekt des verminderten Speichereinsatzes bei AMIRIS auf die residuale Last 
nach Speichereinsatz und die EE-Abregelung in Abbildung 6.33. Die eingesetzte Speicherleis-
tung ist nur noch in den Stunden ähnlich oder gleich, in denen die residuale Last auf null fällt 
und EE-Anlagen abgeregelt werden müssen; so z. B. in der unteren Abbildung in den Stunden 
3.702-3.711, 3.728-3.729. In allen andern Stunden des dargestellten Zeitabschnitts bleibt der 
                                                     
22 Als „Random Seed“ wird der Startwert bezeichnet, mit dem ein Zufallszahlengenerator initialisiert wird. 
 
Abbildung 6.32: Ein- und Ausspeicherleistung AMIRIS bei zehn Speicherbetreibern mit „fehlertoleran-
ter“ Speicherstrategie, Berücksichtigung von Preisrisiken und mit Marktprämie im EE 40 %-Szenario 
im Vergleich zu E2M2 
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Speicher in AMIRIS untätig, während der systemoptimal eingesetzte Speicher in E2M2 auch 
in anderen Stunden die residuale Last und damit auch die Preise glättet (vgl. obere und unte-
re Grafik in Abbildung 6.33). 
Im Vergleich zum Szenario mit zwei Speicherbetreibern mit „fehlertoleranter“ Speicherstra-
tegie und Berücksichtigung von Preisrisiken in Abschnitt 6.1.2 treten durch die nun zusätzlich 
aktivierte Marktprämie auch negative Preise auf (obere Grafik in Abbildung 6.33). Die ge-
nauere Betrachtung der Auswirkung auf die Strompreise erfolgt im nächsten Abschnitt. 
 
 
Abbildung 6.33: Strompreise sowie die Residuallast nach Speichereinsatz (oben) und die Ein- und 
Ausspeicherleistung sowie die Differenz bei Speicherdispatch und der EE-Abregelung (unten) bei 
zehn Speichern in AMIRIS mit „fehlertoleranter“ Speicherstrategie, Berücksichtigung von Preisrisiken 
und variabler Marktprämie in AMIRIS im EE 40 %-Szenario im Vergleich zu E2M2 
Auswirkung auf Strompreise 
Die Effekte auf die Strompreise sind bereits aus den Analysen mit „fehlertoleranter“ Spei-
cherstrategie in Abschnitt 6.1.2 und Marktprämie in Abschnitt 6.1.3 bekannt, nur dass sie 
jetzt gleichzeitig auftreten. Wie in der oberen Grafik der Abbildung 6.34 zu sehen ist, werden 
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die Speicher in AMIRIS suboptimal eingesetzt und es kommt zu Knappheitspreisen. Neben 
den dargestellten Stunden in der Abbildung tritt dieses Phänomen zusätzlich um die Stunden 
1.050 und 8.840 auf. Gleichzeitig zeigen sich durch den Effekt der Marktprämie in den Stun-
den, in denen eine der EE-Technologien preissetzend ist, negative Strompreise. Aber auch in 
anderen Stunden, in denen sich das System nicht an seiner oberen oder unteren Kapazitäts-
grenze befindet, zeigen sich teilweise deutliche Unterschiede bei den Strompreisen. 
 
 
Abbildung 6.34: Strompreise in den Simulationsstunden 3.000-3.500 bei zehn Speichern in AMIRIS 
mit „fehlertoleranter“-Speicherstrategie, Berücksichtigung von Preisrisiken und variabler Marktprä-
mie im EE 40 %-Szenario im Vergleich zu E2M2 
Auswirkung auf EE-Abregelung 
In Abbildung 6.35 ist zunächst die Differenz der EE-Abregelung im Vergleich zum systemop-
timierten Lauf mit E2M2 dargestellt. Es ist gut zu erkennen, dass die Differenz im negativen 
Bereich deutlich größer ist, als im Positiven, d. h. es wird in AMIRIS mehr EE-Strom abgere-
gelt als in E2M2. Über das Jahr betrachtet werden in AMIRIS 782 GWh EE-Strom abgeregelt, 
während in E2M2mit 591 GWh etwa 190 GWh weniger abgeregelt werden. 
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In Abbildung 6.36 sind die Effekte auf Speichereinsatz, EE-Abregelung, Residuallast und 
Strompreise beispielhaft dargestellt, wie sie sich im untersuchten Lauf durch die Kombinati-
on von Marktprämie und suboptimaler Speicherstrategie ergeben.  
  
  
Abbildung 6.36: Vergleich der Speicherleistung, der EE-Abregelung, der Residuallast (RL) nach Spei-
chereinsatz und der Strompreise in der Stunden 3.868-3.879 bei zehn Speichern in AMIRIS mit „feh-
lertoleranter“-Speicherstrategie, Berücksichtigung von Preisrisiken und variabler Marktprämie im 
EE 40 %-Szenario im Vergleich zu E2M2 
Während die Speicherleistung in AMIRIS um den Wert von -2 GW verweilt, zieht der Spei-
cher in E2M2 in Stunde 3.874 bis zu -4 GW aus dem System, so dass mehr EE-Strom einge-
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Abbildung 6.35: Differenz der EE-Abregelung bei zehn Speichern in AMIRIS mit „fehlertoleranter“-
Speicherstrategie, Berücksichtigung von Preisrisiken und variabler Marktprämie im EE 40 %-Szenario 
im Vergleich zu E2M2 
-8
-7
-6
-5
-4
-3
-2
-1
0
1
2
0 730 1460 2190 2920 3650 4380 5110 5840 6570 7300 8030 8760
EE
-A
b
re
ge
lu
n
gs
d
if
fe
re
n
z 
in
 G
W
Simulationsstunde
Δ(E2M2-AMIRIS)
ERAFlex – Effektive Rahmenbedingungen für einen kostenoptimalen EE-Ausbau  
mit komplementären dezentralen Flexibilitätsoptionen im Elektrizitätssektor 
 
 
108 
 
speist werden kann. In beiden Modellen ist die Residuallast nach Speichereinsatz bis auf die 
Stunde 3.876 deckungsgleich (Grafik unten links), jedoch zeigen sich deutliche Unterschiede 
bei den Strompreisen (Grafik unten rechts). 
Auswirkung auf Systemkosten 
Der Effekt auf die Systemkosten zeigt sich beispielhaft Abbildung 6.37.  
In den Stunden 3.869-3.871 und 3.876-
3.877, in denen die Speicher in AMIRIS noch 
mehr einspeichern und deshalb weniger 
abgeregelt werden muss als in E2M2, sind 
auch die Systemkosten höher. In den Stun-
den dazwischen verhält es sich genau an-
dersherum. Die insgesamt positive Differenz 
zugunsten von AMIRIS im dargestellt Zeitab-
schnitt i. H. v. 7.000 € tritt jedoch nur in den 
Stunden im Jahr zu Tage, in denen potentiel-
le EE-Überschüsse vorherherrschen und EE-
Strommengen abgeregelt werden müssen. 
In der Gesamtbilanz der Systemkostendiffe-
renz überwiegen jedoch die anderen Stun-
den, in denen ein suboptimaler Speicherein-
satz in AMIRIS erfolgt, deutlich. Die Gesamtdifferenz über das Jahr liegt bei 21,2 Mio. € (sie-
he Abbildung 6.38). 
Interessant ist an dieser Stelle wiederum ein Vergleich mit der Systemkostendifferenz aus 
den Läufen mit zwei Speichern, „fehlertoleranter Speicherstrategie“ und Berücksichtigung 
von Preisrisiken aus Abschnitt 6.1.2 i. H. v. 22,7 Mio. € und dem isolierten Lauf mit variabler 
Marktprämie aus Abschnitt 6.1.3 mit 19,4 Mio. €. Auch wenn die Systemkosten aus dem Lauf 
mit isoliert betrachteter variabler Marktprämie durch den leicht veränderten Kraftwerkspark 
nicht direkt mit den anderen Läufen zu vergleichen sind, ist es interessant zu beobachten, 
das die Systemkostendifferenz bei kombinierter Betrachtung der Effekte mit 21,2 Mio. € 
leicht niedriger ausfällt als im Lauf mit zwei Speichern, „fehlertoleranter“ Speicherstrategie 
und Berücksichtigung von Preisrisiken aus Abschnitt 6.1.2. Auch wenn im Lauf mit kombi-
niert suboptimaler Speicherstrategie und Marktprämie der Marktprämieneffekt durch die 
„ungünstige“ Zusammensetzung des Kraftwerksparks nicht wirklich zum Tragen kommt, 
scheinen sich die Effekte nicht einfach zu addieren. Die Systemzusammenhänge sind kom-
plexer und müssten in zukünftigen Simulationsläufen tiefergehenden untersucht werden. 
 
 
Abbildung 6.37: Systemkosten bei zehn Speichern 
in AMIRIS mit „fehlertoleranter“-
Speicherstrategie, Berücksichtigung von Preisrisi-
ken und variabler Marktprämie im EE 40 %-
Szenario im Vergleich zu E2M2 
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Abbildung 6.38: Kumulierte Systemkostendifferenz bei zehn Speichern in AMIRIS mit „fehlertoleran-
ter“-Speicherstrategie, Berücksichtigung von Preisrisiken und variabler Marktprämie im EE 40 %-
Szenario im Vergleich zu E2M2 
Zwischenfazit 
Bei kombinierter Betrachtung der Effekte zum Efficiency-Gap vermischen sich die Effekte der 
Einflussfaktoren durch Unsicherheiten und regulatorische Rahmenbedingungen auf die un-
tersuchten Indikatoren wie Speicherdispatch, Strompreis, EE-Abregelung und Systemkosten. 
Im Vergleich mit den Ergebnissen aus dem Optimierungsmodell ergeben sich beim Agen-
tenmodell höhere Systemkosten und abgeregelte EE-Mengen. Im Vergleich der AMIRIS Er-
gebnisse mit denen des Laufes mit zwei Speicherbetreibern und ohne Marktprämie sind die 
Werte dieser beiden Parameter dieses Laufs jedoch kleiner. Die Berücksichtigung von Preisri-
siken der zehn Speicherbetreiber in AMIRIS scheinen sich etwas auszugleichen. 
6.2 Analyse des Efficiency-Gaps bei Szenarien mit höheren EE-
Anteilen 
Mit zwei Speicherbetreibern und „fehlertoleranter“ Speicherstrategie bei 60 % EE-Anteil23 
These 
Bei einem Lauf mit zwei Speicherbetreibern und „fehlertoleranter“ Speicherstrategie in 
AMIRIS ist zu erwarten, dass die Unterschiede bei den Systemkosten zwischen beiden Mo-
dellen sich mit zunehmendem Anteil erneuerbarer Energien vergrößern. Diese Erwartung 
begründet sich mit der zentralen Rolle des Speichereinsatzes für die Höhe des Efficiency 
Gaps. Da mit zunehmendem Anteil Erneuerbarer die Residuallastfluktuationen zunehmen 
                                                     
23 Die letzten 48 Stunden am Ende des Jahres der Simulationen werden im Szenario mit 60 % EE-Anteil, zwei 
Speicherbetreibern und „fehlertoleranter“ Speicherstrategie wegen unterschiedlichen Speicherfüllstände in 
E2M2 und AMIRIS nicht ausgewertet. 
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und Speicher damit an Bedeutung (und Leistung) gewinnen, sollte auch der Efficiency Gap 
zunehmen. 
Szenariorahmen 
In Tabelle 6.8 sind die wichtigsten Parameter der Vergleichsläufe zwischen E2M2 und AMIRIS 
mit zwei Speicherbetreibern und „fehlertoleranter“ Speicherstrategie im EE 60 %-Szenario 
zusammengefasst. 
CO2-Cap Last 
Wind 
Off 
Wind 
On 
PV BKW GuD GT Zwei Speicher 
128,1 Mt 545 TWh 21,6 GW 86,2 GW 107,8 GW 9,6 GW 38,4 GW 11,6 GW 
13,9 GW 
8,0 GW 
83,5 GWh 
64,2 GWh 
Grenzkosten in 
€/MWh 
30,4 18,5  0 
32,48 - 
47,72 
44,29 -
53,70 
68,43 -
88,51 
- - 
Tabelle 6.8: Szenariorahmen und Kraftwerksparameter für das 60 % EE-Szenario mit zwei Speicherbe-
treibern und „fehlertoleranter“ Speicherstrategie 
Der Einfluss der „fehlertoleranten“ Speicherstrategie, die bereits in Abschnitt 4.3.4 beschrie-
ben wurde, wird in diesem Abschnitt in einem Szenario mit höherem EE-Anteil und unter 
Berücksichtigung von zwei Speicherbetreibern genauer untersucht. 
Auswirkung auf Speicherdispatch 
In Abbildung 6.39 ist die Speicherleistungsdifferenz zwischen E2M2 und AMIRIS gezeigt. Die 
größte Speicherleistungsabweichung beträgt etwa 25 GW und tritt in den Stunden 1.020, 
6.778 und 6.779 auf, in denen in E2M2 die Speicher mit voller Leistung einspeichern, wäh-
rend in AMIRIS kein Speicher eingesetzt wurde. Die Jahressumme der eingespeicherten 
Energie nach Abzug der bei der Beladung entstehenden Verluste entspricht 16.404 GWh in 
E2M2 und 6.818 GWh in AMIRIS und somit kommen die Speicher im AMIRIS-Lauf im Ver-
gleich zu E2M2 deutlich seltener zum Einsatz. In der Folge wird die Residuallast in AMIRIS 
nicht optimal geglättet, wie es in E2M2 der Fall ist. Die Speicherleistungsdifferenz zwischen 
beiden Modelle nimmt im Vergleich zum EE 40 %-Szenario aufgrund der größeren Kapazität 
der Speicher und dem dadurch entstehenden Anstieg der modelltechnischen Unterschiede 
(siehe Abschnitt 5.4) und der höheren systematischen Unsicherheit aufgrund der höheren 
fluktuierenden EE-Einspeisung zu. 
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Abbildung 6.39: Abweichung der Ein- und Ausspeicherleistung zwischen E2M2 und AMIRIS mit zwei 
Speicherbetreibern und „fehlertoleranter“ Speicherstrategie im EE 60 %-Szenario 
Auswirkung auf Strompreise 
Die Auswirkungen der „fehlertoleranten“ Speicherstrategie auf die Strompreise im EE 60 %-
Szenario sind in Abbildung 6.40 veranschaulicht. Es gibt große Unterschiede bei den 
Strompreisen zwischen E2M2 und AMIRIS, weil die Speicher in AMIRIS deutlich weniger 
eingesetzt werden und somit ist der Verlauf der Residuallast nach Speichereinsatz beider 
Modelle sehr unterschiedlich. In Abbildung 6.40 lässt sich außerdem erkennen, dass nicht 
nur in AMIRIS sondern auch in E2M2 Spitzenpreise um die Stunden 730 bis 820 auftreten. In 
solchen Stunden ist die Residuallast in E2M2 maximal und das letzte in der Merit-Order 
existierende Kraftwerk muss mit voller Leistung eingesetzt werden. Der Solver in E2M2 
liefert als duale Variable der Gleichung zur Deckung der Nachfrage bei solchen 
Unstetigkeitsstellen einen Schattenpreis, der über den Grenzkosten des letzten in Merit-
Order existierenden Kraftwerks liegt. Im Gegensatz zu AMIRIS wird in E2M2 während den 
Stunden mit Spitzenpreisen aber keine Last abgeworfen. Spitzenpreise treten in AMIRIS im 
Vergleich zum EE 40 %-Szenario noch häufiger auf (um die Stunden 30 bis 215, 750 bis 870, 
1.000 bis 1.060, 1.260 bis 1.300, 1.580, 4.990, 6.490, 6.840 und 8.430 bis 8.570). 
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Abbildung 6.40: Strompreise in E2M2 und AMIRIS mit zwei Speicherbetreibern und „fehlertoleranter“ 
Speicherstrategie in den Simulationsstunden von 500 bis 1.000 im EE 60 %-Szenario 
Auswirkung auf EE-Abregelung 
Die Abweichungen der EE-Abregelung zwischen E2M2 und AMIRIS nehmen im EE 60 %-
Szenario im Vergleich zum EE 40 %-Szenario aufgrund größerer Speicherleistungsabweichun-
gen deutlich zu und sind in Abbildung 6.41 veranschaulicht. Die Jahressumme der abgeregel-
ten Energiemenge in AMIRIS ist größer als in E2M2 und beträgt 11.192 GWh bzw. 
6.329 GWh, was einer Steigerung um 77 % entspricht. 
 
Abbildung 6.41: EE-Abregelungsdifferenz zwischen E2M2 und AMIRIS mit zwei Speicherbetreibern 
und „fehlertoleranter“ Speicherstrategie im EE 60 %-Szenario 
Auswirkung auf Systemkosten 
Bei den Systemkosten nimmt der Efficiency-Gap mit zwei Speicherbetreibern und „fehlerto-
leranter“ Speicherstrategie im EE 60 %-Szenario im Vergleich zum EE 40 %-Szenario deutlich 
von 21 Mio. € auf 128 Mio. € zu. Dies entspricht einem Kostenanstieg von 0,85 % zwischen 
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E2M2 und AMIRIS bei Gesamtsystemkosten von 15,03 Mrd. € in E2M2 und 15,16 Mrd. € in 
AMIRIS (inklusive Bewertung der abgeworfenen Last mit den Kosten des letzten Grenzkraft-
werks). Die entsprechenden Kosten der Last, die im AMIRIS-Lauf nicht gedeckt werden konn-
ten, betragen insgesamt etwa 64 Mio. €. Die kumulierte Systemkostendifferenz zwischen 
E2M2 und AMIRIS mit zwei Speicherbetreibern und „fehlertoleranter“ Speicherstrategie im 
EE 60 %-Szenario ist in Abbildung 6.42 veranschaulicht. 
 
Abbildung 6.42: Kumulierte Systemkostendifferenz zwischen E2M2 und AMIRIS mit zwei Speicherbe-
treibern und „fehlertoleranter“ Speicherstrategie im EE 60 %-Szenario 
Zwischenfazit 
Der Efficiency-Gap, der durch das Informationsdefizit des Speicherbetreibers über die Aus-
wirkung seines eigenen Speicherverhaltens und die seiner Wettbewerber auf die Stromprei-
se verursacht wird, vergrößert sich mit der Zunahme des Anteils erneuerbarer Energien im 
System. Die resultierende Systemkostendifferenz zwischen beiden Modellen im EE 60 %-
Szenario mit zwei Speicherbetreibern und „fehlertoleranter“ Speicherstrategie beträgt 
128 Mio. € und ist somit im Vergleich zum EE 40 %-Szenario (21 Mio. €) deutlich größer. 
Auch beim Speicherdispatch sowie der EE-Abregelung und den Strompreisen ergeben sich 
deutlich größere Unterschiede im EE 60 %-Szenario als im EE 40 %-Szenario. 
 
Mit zwei Speicherbetreibern, „fehlertoleranter“ Speicherstrategie und Berücksichtigung 
von Preisrisiken bei 60 % EE-Anteil 
These: 
Die These dieser Analyse bezieht sich auf den Lauf mit zwei Speicherbetreibern, „fehlertole-
ranter“ Speicherstrategie und Berücksichtigung von Preisrisiken in AMIRIS bei 40 % EE-Anteil 
(erhöhtes Informationsdefizit), welcher in Abschnitt 6.1.2 behandelt wurde. Zusätzlich zu 
den dort erfolgten Beobachtungen ist zu erwarten, dass sich die Unterschiede bei den Sys-
temkosten zwischen beiden Modellen mit zunehmendem Anteil erneuerbarer Energien ver-
größern. Hauptgrund dafür ist die zunehmende Unsicherheit beim Speichereinsatz, welche 
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aufgrund der höheren Residuallastfluktuation – und der damit verbundenen Varianz der 
Preise – entsteht. 
Szenariorahmen 
CO2-Cap Last 
Wind 
Off 
Wind 
On 
PV BKW GuD GT Zwei Speicher 
128,1 Mt 545 TWh 21,6 GW 86,2 GW 107,8 GW 9,6 GW 38,4 GW 11,6 GW 
13,9 GW 
8,0 GW 
83,5 GWh 
64,2 GWh 
Grenzkosten in 
€/MWh 
30,4 18,5  0 
32,48 - 
47,72 
44,29 -
53,70 
68,43 -
88,51 
- - 
Tabelle 6.9: Szenariorahmen und Kraftwerksparameter für das 60 % EE-Szenario mit zwei Speicherbe-
treibern „fehlertoleranter“ Speicherstrategie und Berücksichtigung von Preisrisiken in AMIRIS 
Auswirkung auf Speicherdispatch 
Die Auswirkungen auf den Speicherdispatch der Szenariovariante mit zwei Speicherbetrei-
bern, „fehlertoleranter“ Speicherstrategie und Berücksichtigung von Preisrisiken sind in Ab-
bildung 6.43 dargestellt. Es zeigt sich im Vergleich zum Szenario mit 40 % EE-Anteil (vgl. Ab-
schnitt 6.1.2) bei gleicher Einsatzcharakteristik der Speicher eine Zunahme der Leistungsdif-
ferenz. Dies ist direkt auf eine erhöhte Gesamtspeicherleistung im 60 % EE-Szenario zurück-
zuführen. 
Wie auch schon im Lauf aus Abschnitt 6.1.2 gibt es eine große Diskrepanz der gespeicherten 
Strommengen zwischen dem systemoptimalen Speichereinsatz in E2M2 und der „fehlertole-
ranten“ Strategie mit Berücksichtigung von Preisrisiken in AMIRIS. Während in E2M2 im 60 % 
EE-Szenario über das gesamte Jahr 16,5 TWh eingespeichert werden, sind es in AMIRIS nur 
7,2 TWh. 
 
Abbildung 6.43: Abweichung der Ein- und Ausspeicherleistung zwischen E2M2 und AMIRIS mit zwei 
Speicherbetreibern, „fehlertoleranter“ Speicherstrategie und Berücksichtigung von Preisrisiken im EE 
60 %-Szenario 
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Auswirkung auf Strompreise 
Bei den Strompreisen ergeben sich wie schon im zuvor beschriebenen Szenario mit zwei 
Speicherbetreibern, „fehlertoleranter“ Speicherstrategie aber ohne Berücksichtigung von 
Preisrisiken große Abweichungen zwischen den beiden Modellen. Im Vergleich zum Lauf 
ohne Berücksichtigung von Preisrisiken zeigen sich hier aber nochmals etwas häufiger Ab-
weichungen bei den Preisen. Wie in Abbildung 6.44 zu sehen, kommt es in der Zeit zwischen 
der 740. und 820. Stunde in E2M2 ebenfalls zu Knappheitspreisen, die mit 219,71 €/MWh 
weit über den Grenzkosten des letzten eingesetzten Kraftwerks i. H. v. 88,51 €/MWh liegen. 
 
Abbildung 6.44: Strompreise in den Simulationsstunden 3000-3500 bei zwei Speichern in AMIRIS mit 
„fehlertoleranter“-Speicherstrategie und Berücksichtigung von Preisrisiken im EE 60 %-Szenario im 
Vergleich zu E2M2 
Dies liegt am spezifischen Lösungsverfahren des CPLEX-Algorithmus, der auch einen Schat-
tenpreis finden muss, wenn durch den Speichereinsatz die Lösung des Optimierungsprob-
lems auf einer Unstetigkeitsstelle der Merit-Order liegt (vgl. Abschnitt 5.1.2). Dieses Phäno-
men tritt offensichtlich nicht nur bei einer Unstetigkeitsstelle innerhalb der Merit-Order auf, 
sondern auch an der Kapazitätsgrenze, so dass, obwohl in E2M2 gerade noch genug Leistung 
zur Verfügung steht um die Last zu decken, ein Schattenpreis gezogen wird, der oberhalb der 
teuersten Grenzkosten liegt. 
Im Vergleich zu AMIRIS kommt es in E2M2 jedoch nicht zu einem Lastabwurf. Der Lastabwurf 
in AMIRIS wird für den Vergleich der Systemkosten mit den Grenzkosten des letzten einge-
setzten Kraftwerks bewertet. 
Auswirkung auf EE-Abregelung 
Die zusätzlich berücksichtigten Preisrisiken haben einen relativ starken Einfluss auf die abge-
regelten EE-Strommengen. Wie in Abbildung 6.45 bei der Differenz der EE-Abregelung zwi-
schen E2M2 und AMIRIS dargestellt, gibt es zwar auch Situationen in denen in AMIRIS weni-
ger abgeregelt wird, jedoch werden in Summe durch die „fehlertolerante“ Strategie mit Be-
rücksichtigung von Preisrisiken im Vergleich zum systemkostenoptimalen Speichereinsatz 
deutlich mehr EE-Strommengen abgeregelt. Insgesamt beläuft sich die Jahressumme der 
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abgeregelten EE-Strommengen in AMIRIS auf 12,3 TWh im Jahr und auf nur 6,3 TWh in 
E2M2. Im vergleichbaren AMIRIS Lauf ohne Berücksichtigung von Preisrisiken (vgl. Auswer-
tung weiter oben) werden hingegen „nur“ 11,2 TWh abgeregelt. Das Informationsdefizit 
bzgl. der künftigen Preise (Preisrisiko) ist also für eine Abweichung bei der EE-Abregelung 
von bis zu 10 % verantwortlich. 
 
Abbildung 6.45: Differenz der EE-Abregelung bei zwei Speichern in AMIRIS mit „fehlertoleranter“-
Speicherstrategie und Berücksichtigung von Preisrisiken im EE 60 %-Szenario im Vergleich zu E2M2 
Auswirkung auf Systemkosten 
Die kumulierte Systemkostendifferenz nimmt im Vergleich zum Lauf ohne Berücksichtigung 
von Preisrisiken beim Speichereinsatz mit „fehlertoleranter“ Strategie nochmals um 
22,4 Mio. € auf 153,9 Mio. € zu. Dies entspricht einer Steigerung um 17 %. Bezogen auf die 
jährlichen Gesamtsystemkosten i. H. v. 15,1 Mrd. € beträgt der Efficiency-Gap ca. 1 %. Die 
Entwicklung der kumulierten Systemkostendifferenz ist in Abbildung 6.46 dargestellt. 
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Zwischenfazit 
Die Erhöhung des EE-Anteils von 40 % auf 60 % führt auch zu einem deutlichen Anstieg der 
Differenzen bei den analysierten Auswertungskriterien wie Speicherdispatch, Strompreise, 
EE-Abregelung und Systemkosten. Dies liegt vor allem an einem zunehmend divergenten 
Speicherdispatch in beiden Modellen. Die Berücksichtigung von Preisrisiken erhöht den Effi-
ciency-Gap im 60 % Szenario im Vergleich zum Lauf ohne Berücksichtigung von Preisrisiken 
um 17 %, während die Steigerung im 40 %-Szenario nur 7,5 % betrug. 
 
Mit zehn Speicherbetreibern, „fehlertoleranter“ Speicherstrategie, Berücksichtigung von 
Preisrisiken und variabler Marktprämie bei 60 % und 80 % EE-Anteil 
Die letzten beiden Analysen mit zehn Speicherbetreibern, „fehlertoleranter“ Speicherstrate-
gie, Berücksichtigung von Preisrisiken und variabler Marktprämie bei einem EE-Anteil von 
60 % und 80 % werden zusammen dargestellt und können direkt mit dem Ergebnissen des 
Szenarios mit einem 40 % EE-Anteil aus Abschnitt 6.1.4 verglichen werden. 
These 
Die These dieser Analyse entspricht der vom Lauf mit zehn Speicherbetreibern, „fehlertole-
ranter“ Speicherstrategie, Berücksichtigung von Preisrisiken und variabler Marktprämie in 
AMIRIS bei 40 % EE-Anteil, die bereits in Abschnitt 6.1.4 erläutert wurde. Es ist außerdem zu 
erwarten, dass sich die Unterschiede bei den Systemkosten zwischen beiden Modellen mit 
zunehmendem Anteil erneuerbarer Energien weiter vergrößern. Als Hauptgrund kann die 
weiter zunehmende Unsicherheit beim Speichereinsatz aufgrund der höheren Residuallast-
fluktuation und damit der Varianz der Preise auf dessen Basis der Speicherbetreiber seine 
 
Abbildung 6.46: Kumulierte Systemkostendifferenz bei zwei Speichern in AMIRIS mit „fehlertoleran-
ter“-Speicherstrategie und Berücksichtigung von Preisrisiken im EE 60 %-Szenario im Vergleich zu 
E2M2 
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Preisannahmen für die „fehlertolerante“ Einsatzstrategie entwickeln muss, angesehen wer-
den. 
Szenariorahmen 
Im Folgenden werden die Ergebnisse des 60 % und 80 % Szenarios mit zehn Speicherbetrei-
bern gemeinsam betrachtet, um vor allem auf die Auswirkung eines höheren EE-Anteils ein-
gehen zu können. Die Speicherbetreiber werden mit „fehlertoleranter“ Speicherstrategie 
und Berücksichtigung von Preisrisiken initialisiert und zusätzlich wird die variable Marktprä-
mie aktiviert. Die Werte zur Zusammensetzung des Kraftwerksparks und des CO2-Caps kön-
nen in Tabelle 6.10 und Tabelle 6.11 eingesehen werden. Die unterschiedlichen Grenzkosten 
der thermischen Kraftwerke sind auf die in E2M2 ermittelten CO2-Preise zurückzuführen. 
Diese wurden mittels der in Abschnitt 4.2 erläuterten mehrstufigen Methode berechnet und 
betragen 24,2 €/t im 60 % EE-Szenario und 26,8 €/t im 80 % EE-Szenario. 
CO2-Cap Last 
Wind 
Off 
Wind 
On 
PV BKW GuD GT 
zehn Speicher 
in AMIRIS 
128,1 Mt 545 TWh 21,5 GW 86,2 GW 107,7 GW 9,6 GW 38,6 GW 11,8 GW 
à 
2,4 GW 
à 
14,2 GWh 
Grenzkosten in 
€/MWh 
30,4 18,5  0 
32,48 - 
47,72 
44,29 -
53,70 
68,43 -
88,51 
- - 
Tabelle 6.10: Szenariorahmen und Kraftwerksparameter für das 60 % EE-Szenario mit zehn Speicher-
betreibern, „fehlertoleranter“ Speicherstrategie, Berücksichtigung von Preisrisiken und variabler 
Marktprämie in AMIRIS 
CO2-Cap Last 
Wind 
Off 
Wind 
On 
PV BKW GuD GT 
zehn Speicher 
in AMIRIS 
54,9 Mt 545 TWh 31,0 GW 123,9 GW 154,9 GW 3,6 GW 32,6 GW 12,2 GW 
à 
6,2 GW 
à 
49,4 GWh 
Grenzkosten in 
€/MWh 
30,4 18,5  0 
34,77 - 
51,16 
45,15 - 
54,75 
69,77 - 
90,25 
- - 
Tabelle 6.11: Szenariorahmen und Kraftwerksparameter für das 80 % EE-Szenario mit zehn Speicher-
betreibern, „fehlertoleranter“ Speicherstrategie, Berücksichtigung von Preisrisiken und variabler 
Marktprämie in AMIRIS 
Auswirkung auf Speicherdispatch 
Wie in Abbildung 6.47 beim Vergleich der Speicherleistungsdifferenz zu erkennen ist, nimmt 
die Abweichung vom 60 % (oben) zum 80 % (unten) Szenario nochmal deutlich zu. Während 
die maximale Ein- bzw. Ausspeicherleistungsdifferenz bei 60 % EE-Anteil noch zwischen -
25 GW bis +21 GW lag, steigt sie im 80 % Szenario auf -60 GW bis +43 GW, was bei der Ein-
speicherung in einzelnen Stunden fast der gesamten verfügbaren Speicherleistung von 
61 GW entspricht. 
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In beiden Szenarien kommen die Speicher in AMIRIS deutlich seltener zum Einsatz bzw. spei-
chern nicht so viel Strom zwischen wie der systemoptimale Speicher in E2M2. Im 80 % Sze-
nario werden in E2M2 jeweils 48,3 TWh ein- und wieder ausgespeichert, während in AMIRIS 
30,6 TWh zwischengespeichert werden. Im 60 % Szenario ist die Differenz mit 6,0 TWh 
(E2M2 16,2 TWh und AMIRIS 10,2 TWh) ähnlich hoch. Interessant ist außerdem die Beobach-
tung, dass das Speichervolumen in AMIRIS im Vergleich zum Lauf mit 60 % EE-Anteil, zwei 
Speicherbetreibern mit „fehlertoleranter“ Speicherstrategie und Berücksichtigung von Preis-
risiken aber ohne variable Marktprämie nochmal zugenommen hat. Ohne Marktprämie lag 
das Speichervolumen bei zwei Speichern in AMIRS nur bei 7,27 TWh. Allein die Marktprämie 
oder aber auch die höhere Anzahl an Speichereinheiten im System führt im untersuchten 
Lauf zu einem erhöhten Speichervolumen von 2,9 TWh. 
 
 
Abbildung 6.47: Abweichung der Ein- und Ausspeicherleistung zwischen E2M2 und AMIRS bei zehn 
Speicherbetreibern mit „fehlertoleranter“ Speicherstrategie, Berücksichtigung von Preisrisiken und 
mit Marktprämie im EE 60 %-Szenario (oben) und EE 80 %-Szenario (unten) 
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Auswirkung auf Strompreise 
Bei den Strompreisen ergeben sich im Vergleich des 60 % und 80 % Szenarios ebenfalls deut-
liche Unterschiede, die beispielhaft im Abbildung 6.48 für den Zeitraum der 3.000. bis 3.500. 
Stunde dargestellt sind. Gut zu erkennen ist, dass im 80 % Szenario sowohl zusätzliche Situa-
tionen auftreten, in denen es zu stark negativen Speisen, aber auch zu Knappheitspreisen in 
AMIRIS kommt. 
 
 
Abbildung 6.48: Strompreise in den Simulationsstunden 3000-3500 bei zehn Speichern in AMIRIS mit 
„fehlertoleranter“-Speicherstrategie, Berücksichtigung von Preisrisiken und variabler Marktprämie im 
EE 60 %-Szenario (oben) und 80 %-Szenario (unten) im Vergleich zu E2M2 
In AMIRIS kommt es im 80 % Szenario nicht mehr nur in einzelnen Stunden zu negativen 
Preisen, sondern über längere Zeiträume, wie bspw. von der 3.314. bis zur 3.468. Stunde. 
Dabei haben noch kurz zuvor - um die 3.288. Stunde herum - Knappheitspreise vorgelegen. 
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Auswirkung auf EE-Abregelung 
Wie schon zuvor beim Speicherdispatch und den Strompreisen lässt sich auch bei der EE-
Abregelung ein deutlicher Anstieg der Differenzen zwischen E2M2 und AMIRIS feststellen. 
Wie in Abbildung 6.49 abgetragen, zeigt sich im 80 % Szenario (untere Grafik) im Vergleich 
zum 60 % Szenario eine deutliche Zunahme sowohl in den Stunden in denen EE-Strom abge-
regelt wird, als auch in der Höhe der abgeregelten EE-Leistung. Der Effekte der variablen 
Marktprämie, der i. d. R. durch die Merit-Order-Verschiebung zu einer Reduktion der abge-
regelten EE-Strommengen führt, kommt in diesen beiden Simulationsläufen nicht zum Tra-
gen, da die Grenzkosten der EE-Anlagen in beiden Szenarien günstiger sind, als die der kon-
ventionellen Kraftwerke (vgl. Tabelle 6.10 und Tabelle 6.11). 
Die Differenz bei der EE-Abregelung zwischen E2M2 und AMIRIS nimmt vom 60 % zum 80 % 
Szenario deutlich von 3,5 TWh (E2M2: 7,39 TWh, AMIRIS: 10,67 TWh) auf 15,4 TWh zu 
 
 
Abbildung 6.49: Differenz der EE-Abregelung bei zehn Speichern in AMIRIS mit „fehlertoleranter“-
Speicherstrategie, Berücksichtigung von Preisrisiken und variabler Marktprämie im EE 60 %-Szenario 
(oben) und 80 %-Szenario (unten) im Vergleich zu E2M2 
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(E2M2: 43,14 TWh, AMIRIS 58,61 TWh), eine Differenz von 47 % bzw. 36 % bezogen auf die 
systemoptimalen EE-Abregelung in E2M2. 
Auswirkung auf Systemkosten 
Beim Vergleich der Systemkostendifferenz zeigt sich erneut ein deutlicher Anstieg vom 60 % 
zum 80 % Szenario. Wie in Abbildung 6.50 für das 60 % Szenario in der oberen Grafik darge-
stellt ist, kumuliert sich die Systemkostendifferenz bis zum Jahresende auf 120,2 Mio. € und 
im 80 % Szenario auf 490,9 Mio. €. Dies entspricht gemessen an den Gesamtsystemkosten 
von E2M2 i. H. v. 15,075 Mrd. € im 60 %-Szenario 0,8 % bzw. 4,1 % im 80 %-Szenario (E2M2 
Gesamtsystemkosten: 12,051 Mrd. €). Mit 4,1 % nimmt der Efficiency-Gap damit auch aus 
Kostensicht erstmals eine energiewirtschaftlich relevante Größenordnung ein. 
Interessant ist wiederum die Beobachtung, dass die Systemkostendifferenz im analysierten 
60 %-Szenario im Vergleich zum Lauf mit nur zwei Speicherbetreibern und ohne variabler 
Marktprämie von 153,9 Mio. € auf 120,2 Mio. € abnimmt (vgl. vorherige Auswertung). Der 
Grund wird wie schon bei der verringerten EE-Abregelung in der Wechselwirkung von subop-
timaler Speicherstrategie mit der Marktprämie und im Ausgleich der Berücksichtigung von 
Preisrisiken bei zehn Speicherbetreibern gesehen. 
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Zwischenfazit 
Je höher der EE-Anteil im System, desto stärkeren Einfluss haben die untersuchten Einfluss-
faktoren - wie Entscheidung unter Unsicherheit und Verzerrungen durch regulatorische 
Rahmenbedingungen - auf den Efficiency-Gap. Während die untersuchten Effekte auf den 
Efficiency-Gap im 40 %-Szenario alle weit unter 1 % der Systemkosten lagen, erhöht sich die 
Systemkostendifferenz im 80 % Szenario auf 490,9 Mio. € bzw. 4,1 % der Systemkosten von 
E2M2.
 
 
Abbildung 6.50: Kumulierte Systemkostendifferenz bei zehn Speichern in AMIRIS mit „fehlertoleran-
ter“-Speicherstrategie, Berücksichtigung von Preisrisiken und variabler Marktprämie im EE 60 % und 
80 %-Szenario im Vergleich zu E2M2 
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7 Diskussion der Ergebnisse und Schlussfol-
gerung (DLR, IER) 
 
 
 
Eine zuverlässige, effiziente und bezahlbare Transformation des Energiesystems benötigt 
sowohl die Identifikation optimaler Zielzustände als auch die Definition politischer und regu-
latorischer Rahmenbedingungen, die die Erreichung dieser Zielzustände ermöglichen. Fun-
damentale Optimierungsmodelle bauen auf der idealisierenden Annahme eines Markts mit 
vollständigem Wettbewerb auf und ermitteln ein kostenoptimales System unter Berücksich-
tigung techno-ökonomischer Parameter, verfügbarer Technologien sowie regulatorischer 
Rahmenbedingungen. Häufig wird hierbei auch noch unterstellt, dass keine Unsicherheiten 
bzgl. zukünftiger Entwicklungen vorliegen (perfect foresight). Dies führt zu Ergebnissen, die 
eine wichtige normative Rahmensetzung darstellen: Im idealen Fall ist eine kostengünstigere 
Lösung nicht möglich. An diesem „optimalen Optimum“ kann dann gemessen werden, wie 
sich das System bei der Abweichung von diesen idealen Annahmen verändert, was möglich-
erweise dem realen Verhalten näherkommt.  
Dabei können Auswirkungen durch die in der Realität wichtigen weiteren Einflüsse auf die 
Entscheidungen der Akteure des Energiesystems erfasst werden: Unsicherheiten, Marktin-
transparenz und Marktverzerrung sowie ein individuelles betriebswirtschaftliches Kalkül der 
Akteure. Diese Einflüsse auf Akteursentscheidungen lassen sich z. B. in agentenbasierten 
Modellen abbilden.  
Im Projekt ERAFlex wurde durch den Vergleich der Ergebnisse des Optimierungsmodells 
E2M2 (IER) und des agentenbasierten Modells AMIRIS (DLR) die Lücke zwischen einem volk-
wirtschaftlich optimalen System und Systemen bestimmt, die in bestimmten Punkten vom 
idealen Verhalten abweichen und damit einem realisierbaren System möglicherweise näher 
kommen. Das Wissen um diesen sogenannten Efficiency-Gap ermöglicht es, diesen in zu-
künftigen Forschungen für den Vorschlag von Maßnahmen zur Umgestaltung des Energiesys-
tems zu berücksichtigen, die Auswirkungen veränderter Rahmensetzungen zu untersuchen, 
um am Ende effizientere Transformationspfade zu erhalten.  
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7.1 Diskussion der Modellergebnisse 
In den durchgeführten Simulationsexperimenten in Abschnitt 6 wurden die Auswirkungen 
vom akteursspezifischen Verhalten, von Entscheidungen unter Unsicherheit und von regula-
torischen Rahmenbedingungen auf den Speichereinsatz, die Strompreise, die EE-Abregelung 
und die Systemkosten hin analysiert. Hierbei wurden die Auswirkungen der Effekte zunächst 
isoliert betrachtet und anschließend kombiniert untersucht, um Aussagen über den Effi-
ciency-Gap treffen zu können. Der EE-Anteil wurde im System schrittweise von 40 % über 
60 % bis auf 80 % gesteigert, um zusätzlich die Auswirkung der Effekte auf die Ergebnisse in 
Abhängigkeit der fluktuierenden EE Einspeisung analysieren zu können. 
Es hat sich im Referenzszenario mit 40 % EE-Anteil zunächst gezeigt, dass das akteursspezifi-
sche Verhalten mit einer „profitmaximierenden“ Speicherstrategie wenig Einfluss auf die 
Systemkostendifferenz und damit den Efficiency-Gap hat, sich jedoch durchaus relevante 
Unterschiede bei den Strompreisen und dem Speichereinsatz ergeben können (vgl. Abschnitt 
6.1.1.). Die Unterschiede in den Strompreisen ergeben sich dadurch, dass ein profitorientier-
ter Agent die Preisfluktuationen an der Börse weniger stark „glättet“ im Vergleich zu einem 
systemoptimalen Speichereinsatz. So wird die Preisspanne zwischen dem Verkaufs- und dem 
Kaufpreis möglichst groß gehalten. Obwohl durch den profitmaximierenden Speichereinsatz 
Knappheitspreise in AMIRIS auftraten, bleibt der Einfluss auf die Systemkosten im durchge-
führten Modellvergleich jedoch gering. Ursächlich hierfür ist auch der gewählte Ansatz zur 
Ermittlung der Systemkosten bei nicht gedeckter Last: Diese wird mit den Grenzkosten des 
teuersten Kraftwerks berücksichtigt und unterscheidet sich hierdurch zu diesen Stunden nur 
geringfügig von den Systemkosten des Kraftwerksbetriebs im Optimierungsmodell. Wäre es 
möglich gewesen neben den Betriebskosten auch die Differenzen der Investitionskosten der 
Kraftwerke zu berücksichtigen, so hätte sich vermutlich ein erheblich größerer Einfluss des 
Speichereinsatzes auf die Systemkosten gezeigt. 
Die Berücksichtigung von Preisrisiken bei den Einsatzentscheidungen der Speicherbetreiber 
mittels einer fehlertoleranten Einsatzstrategie hat gezeigt, dass die Speicherbetreiber 
aufgrund des Informationsdefizits nur suboptimale Entscheidungen treffen können. Mit 
dieser Strategie entsprach der Speichereinsatz nur einem Viertel des Einsatzes im 
Optimierungsmodell. Als direkte Folge des Mindereinsatzes der Stromspeicher ergibt sich ein 
abweichender Einsatz konventioneller Kraftwerke mit entsprechenden Mehrkosten. So 
ergibt sich in diesem Szenario ein Efficiency-Gap unter Berücksichtigung von Preisrisiken von 
22,7 Mio. € (ca. 0,13 % der Systemkosten aus E2M2, vgl. Abschnitt 6.1.2). 
Die Untersuchung marktverzerrender Effekte durch den Einsatz einer variablen Marktprämie 
führte (unter der Bedingung, dass sich Kraftwerke mit Grenzkosten unterhalb der von EE-
Erzeugungsanlagen im Markt befinden) zu einem Efficiency-Gap i. H. v. 19,4 Mio. € bzw. ca. 
0,13 % der Systemkosten in AMIRIS beim Lauf ohne Prämie aber mit angepasstem Kraft-
werkspark (vgl. Abschnitt 6.1.3). Hier hängen die Ergebnisse jedoch stark von den Annahmen 
über die Grenzkosten der Windanlagenbetreiber und der Grundlastkraftwerke wie Kern- und 
Braunkohlekraftwerke ab. Denn diese Grenzkosten bestimmen einerseits die Reihenfolge 
der Kraftwerke in der Merit-Order am Strommarkt. Andererseits wird über die Grenzkosten 
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der EE-Anlagen die Höhe der Marktprämien bestimmt. Unter der Annahme, dass diese Prä-
mien bei der Gebotslegung berücksichtigt werden, kann die Marktprämie zu einer veränder-
ten Merit-Order und zu negativen Börsenpreisen führen, wenn die EE-Anlagen preissetzend 
sind. Ohne Prämie wären die Marktpreise in diesen Stunden sehr klein, aber positiv. Sind die 
Preise negativ, verstärkt dies den Kaufanreiz für Stromspeicher und kann damit zu veränder-
ten Einsatzstrategien führen: Im Vergleich zum Lauf ohne Marktprämie setzte der Speicher 
ca. 16 % mehr Energie um. Auch wenn der Einfluss der Prämie auf den Efficiency-Gap im un-
tersuchten Szenario verhalten ausfällt, könnten andere Annahmen und Szenarien zu deutli-
cheren Effekten führen. Aufgrund der möglichen vielschichtigen Einflüsse regulatorischer 
Maßnahmen auf komplexe Systeme ist eine gewissenhafte Untersuchung der Maßnahmen 
zu ihrem Wirkungsverständnis geboten. 
Bei den Analysen mit höheren EE-Anteilen hat sich gezeigt, dass der Efficiency-Gap überpro-
portional zum EE-Anteil ansteigt. Während der kombinierte Efficiency-Gap aus Entscheidun-
gen unter Berücksichtigung von Preisrisiken und regulatorischer Rahmenbedingungen im 
40 % Szenario bei 21,2 Mio. € (ca. 0,12 % der Systemkosten aus E2M2) lag, stieg er im 60 % 
Szenario auf 120,2 Mio. € (ca. 0,8 %) und im 80 % Szenario sogar auf 490,9 Mio. € (ca. 4,1 %) 
(vgl. Abschnitt 6.2) an. Dies kann durch die grundsätzlich abweichende Struktur des Kraft-
werkparks zwischen den Szenarien erklärt werden. Die Flexibilitätsbereitstellung in niedrig-
EE Szenarien basiert stark auf konventionellen Kraftwerken, deren Abbildung in beiden Mo-
dellen nahezu gleichwertig ist. Wird allerdings von hohen EE-Anteilen ausgegangen, über-
nehmen Speichertechnologien einen signifikanten Anteil der Flexibilitätsbereitstellung. Dies 
führt, getrieben durch die unterschiedlichen Abbildungen in den Modellen (z. B. System-
optimierend vs. Profit-maximierend), zwangsläufig zu einem höheren Efficiency-Gap. Grund-
sätzlich kann festgehalten werden, dass vor allem eine große Divergenz beim Speicherein-
satz zu einer Erhöhung des Efficiency-Gaps führt. 
Der Einfluss des Anteils der erneuerbaren Energien im System auf die abgeregelte Strom-
menge beträgt im 40 % Szenario in AMIRIS absolut 190 GWh bzw. 33 % mehr als in E2M2, im 
60 % Szenario 3,5 TWh (47 %) und im 80 % Szenario 15,4 TWh bzw. 35 % mehr. Die relativ zu 
E2M2 abgeregelten Anteile entsprechen damit in etwa den Anteilen aus den Läufen des 40% 
Szenarios, in denen Entscheidungen unter Unsicherheit ohne Marktprämie untersucht wur-
den (2 Speicher, korrekte Prognose: 32% mehr abgeregelt im Agentenmodell; 2 Speicher und 
fehlerhafte Prognose: 44 % mehr abgeregelt). Der Anteil der Erneuerbaren hat in den be-
trachteten Szenarien daher keinen direkten Einfluss auf die unterschiedliche Abregelung in 
den beiden Modellen. Es sind vielmehr die profitorientierten Strategien der Akteure und 
Unsicherheiten in den Strategieprognosen, die die Differenz in den Modellergebnissen ver-
ursachen. Da ein Energiesystem von Akteuren aufgebaut, gestaltet und verändert wird, kann 
eine Wirtschaftlichkeitsanalyse der Anlagenbetreiber die Effizienz der Planung von zukünfti-
gen Energiesystemen deutlich erhöhen. 
Die direkte Übertragung der im Rahmen dieses Projekts auf Basis vereinfachter exemplari-
scher Beispielsysteme generierten Ergebnisse auf das reale Energiesystem sollte sich auf die 
grundsätzlichen Wirkungszusammenhänge und Effekte beschränken. Für konkrete quantita-
tive Aussagen für das reale Energiesystem müssen aufbauend auf den hier gezeigten Ansät-
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zen weitere Untersuchungen mit detaillierteren Modellen durchgeführt werden, die z. B. den 
Einfluss von in der Realität insbesondere auch durch KWK oder die Bereitstellung von Sys-
temdienstleistungen gegebene ,Must-Run‘-Kapazitäten berücksichtigen und damit die Sys-
temflexibilität verringern. Diese Einheiten haben einen starken Einfluss auf die Merit-Order 
und damit auch auf die Entscheidung welche Erzeugungseinheiten letztendlich die Last de-
cken. 
Auch die An- und Abfahrkosten der thermischen Kraftwerke sind in den durchgeführten Si-
mulationsläufen noch nicht berücksichtig worden. Durch diese verändern sich die Grenzkos-
ten und damit die Gebote der thermischen Kraftwerksbetreiber an der Strombörse, was zur 
Reduktion der Flexibilität im System führt. Hierdurch ändert sich nicht nur die Merit Order 
sondern auch die Systemkosten. 
Im Fall der variablen Marktprämie musste bei den Modellexperimenten aus Gründen der 
Vereinfachung auf einen Kraftwerkspark zurückgegriffen werden, der durch manuelle Vor-
gaben entstanden war und somit nicht einem theoretisch optimalen Kraftwerkspark aus der 
Simulation mit E2M2 entspricht. Dies ist bei der Bewertung des Efficiency-Gaps einschrän-
kend zu berücksichtigen und sollte bei zukünftigen Forschungsvorhaben verbessert umge-
setzt werden, so dass „realistischere“ Kraftwerksparks zum Einsatz kommen, die näher am 
realen System liegen. 
7.2 Schlussfolgerungen 
Durch die Harmonisierung und Kopplung des kostenminimierenden fundamentalen Elektrizi-
tätsmarktmodells E2M2 und des agentenbasierten Elektrizitätsmarktmodells AMIRIS konnte 
für verschiedene Fälle von Abweichungen vom idealen Verhalten der Efficiency-Gap im 
Elektrizitätssektor identifiziert und die Auswirkungen der vom idealen Verhalten abweichen-
den Annahmen ausführlich untersucht werden. Die dabei identifizierten und analysierten 
Ursachen des Efficiency-Gaps sind: 
1. das betriebswirtschaftliche Kalkül der Akteure inkl. Bounded-Rationality Aspekte, 
2. die nicht-perfekte Voraussicht und Entscheidungen unter Unsicherheit (Informa-
tionsdefizite), 
3. sowie Verzerrungen durch regulatorische Rahmenbedingungen. 
Grundvoraussetzung für eine erfolgreiche Modellkopplung und Identifizierung des Efficiency-
Gaps ist die Harmonisierung der Modelle. Erst hierdurch können Ergebnisabweichungen, die 
durch das Verhalten der Marktakteure entstehen, von denen unterschieden werden, die auf 
die Unterschiede der Modelle und ihrer Eingangsdaten zurückzuführen sind. Daher wurde im 
ersten Schritt für die Modelle ein gemeinsamer Szenariorahmen geschaffen. Durch die ziel-
gerichtete Modifikation der regulatorischen Rahmenbedingungen sowie durch die Anglei-
chung exogener Input-Parameter und interner Ausführungslogiken der Modellkomponenten 
konnten die Modelle soweit vollumfänglich harmonisiert werden, dass nur noch sehr geringe 
Unterschiede in den Ergebnissen bei identischen Rahmenannahmen auftraten. Aus den Er-
fahrungen der für die Harmonisierung notwendigen Arbeiten können folgende Empfehlun-
gen für zukünftige vergleichende Modellkopplungen abgeleitet werden: 
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 Eine erfolgreiche Modellharmonisierung sowie -kopplung erfordert die Definition und 
Anwendung eines gemeinsamen Szenariorahmens. Hierzu ist eine Identifikation ge-
meinsamer Inputparameter erforderlich. Parameter, die nicht von allen Modellen 
gleichermaßen erfasst werden, müssen durch geeignete Konfiguration einer Modell-
kopplung bzw. einer iterativen Modellanwendung in der Analyse berücksichtigt wer-
den. 
 Die Zeitauflösung und die Abbildung im modellierten Zeitrahmen müssen gleich oder 
kompatibel zueinander sein. Hierbei können unterschiedliche Granularitäten, Pla-
nungshorizonte, Rollierungsschemata oder repräsentative Zeitausschnitte zu Inkom-
patibilitäten oder Modelländerungsbedarfen führen. 
 Selbst minimale Abweichungen bei der Technologieabbildung (z. B. bei Stromspei-
cher: Abbildung von Wirkungsgraden als Roundtrip vs. getrennte Ein- und Ausspei-
cherwirkungsgrade) können zu signifikanten Abweichungen der Modelle führen. Sol-
che Differenzen in der Modellierung sollten frühzeitig identifiziert werden (z. B. durch 
eine Gegenüberstellung der mathematischen Modellansätze anhand einer Ver-
gleichsmatrix) um ggf. rechtzeitig Modelländerungen vornehmen zu können. 
 Bei numerischen Modellen sind numerische Genauigkeitsverluste in Modellkompo-
nenten nie zu vermeiden (z. B. durch den Einsatz von Rundungsverfahren). Diese sind 
sorgfältig zu identifizieren und ggf. entsprechend anzupassen, um die Auswirkungen 
beim Vergleich auf ein Minimum zu beschränken.  
 Es bedarf der Auswahl geeigneter quantitativer Kriterien für den Modellvergleich, um 
feststellen zu können, ob die Modelle hinreichend im Gleichklang sind. Hierbei eig-
nen sich insbesondere Zeitreihen modellierter Größen (z. B. der Verlauf des Strom-
preises oder des Speichereinsatzes), da hierdurch Abweichungen direkt den ursächli-
chen Ereignissen in den Modellen zugeordnet werden können. 
Im ERAFlex Projekt konnte nach dem aktuellen Wissensstand der Autoren zum ersten Mal 
überhaupt und im speziellen für das Stromsystem in Deutschland für einige exemplarische 
Anwendungsfälle ein Efficiency-Gap identifiziert und quantifiziert werden. Auch wenn die 
Anwendungsfälle stark vereinfachte Beispielfälle darstellten und das reale System nur be-
grenzt abbilden, konnten doch einige wertvolle Erkenntnisse generiert werden. Die hiermit 
gemessene Diskrepanz ist stark abhängig von der Höhe des CO2-Reduktionsziels und dem 
damit verbundenen EE-Anteil. Trutnevyte (2016) konnte bereits zeigen, dass Optimierungs-
modelle allein nur bedingte Aussagekraft über das reale Systemverhalten und dessen Kosten 
bieten. In der Kombination mit einem agentenbasierten Modellierungsansatz kann der Effi-
ciency-Gap jedoch detailliert analysiert werden. Hierdurch können Einzel- und Gesamteffek-
te, die sich auf die Diskrepanz zwischen theoretischen und praktischen Systemkosten aus-
wirken, modelltechnisch erfasst und quantifiziert werden. Dies konnte im Rahmen des Pro-
jekts für einige Beispielprobleme gezeigt werden. Die Umsetzung für reale Probleme kann 
mit dem entwickelten Ansatz in zukünftigen Projekten erfolgen. 
Bei den Analysen zeigt sich, dass der Efficiency-Gap mit zunehmendem Anteil fluktuierender 
Erneuerbarer im System überproportional ansteigt und damit für die Planung eines zukünfti-
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gen deutschen Energiesystems mit hohen Anteilen an fluktuierenden Erneuerbaren Energien 
erheblich an Bedeutung gewinnen wird. Denn nicht nur die Höhe des fluktuierenden EE-
Anteils, sondern auch die Anzahl der dafür notwendigen komplementären Flexibilitätsoptio-
nen erhöhen die Systemkomplexität und damit die Unsicherheitsfaktoren beim Anlagenein-
satz. Aus Sicht des Projekts ist es daher von großer Bedeutung, dass im Hinblick auf zukünfti-
ge Analysen der Entwicklung des Stromerzeugungssystems auf Basis hoher Anteile fluktuie-
render erneuerbarer Energien unbedingt auch eine Analyse des Einflusses des Efficiency-
Gaps erfolgt. Es wird empfohlen, dass bei der Erstellung von Szenarien nicht nur die absolu-
ten Kosten aus den Optimierungsmodellen sondern auch die Höhe des jeweiligen Efficiency-
Gaps als Bewertungsmaß für die Umsetzbarkeit herangezogen werden. Die Autoren gehen 
davon aus, dass ein höherer Efficiency-Gap ein Indiz für eine schwierigere Umsetzung des 
Szenarios ist, was bei der Wahl des Transformationspfades auch mitberücksichtigt werden 
muss. 
7.3 Ausblick 
Die Untersuchungen in diesem Projekt leisten einen wesentlichen Beitrag zur Modellierung 
des komplexen Strommarkts. Die hier gewonnenen Erkenntnisse bilden die Basis zur Beant-
wortung weiterführender Fragen in zukünftigen Forschungsvorhaben.  
Es wird davon ausgegangen, dass bei vergleichenden Szenarioanalysen die Höhe des Effi-
ciency-Gaps ein Indiz für den Grad bzw. die Schwierigkeit der Erreichung des volkswirtschaft-
lichen Optimums darstellt, und dass dies bei der Wahl des Transformationspfades von den 
jeweiligen Entscheidungsträgern mitberücksichtigt werden sollte. 
Zur Analyse des Efficiency-Gaps wurden sowohl die technischen Modellierungsansätze als 
auch die Input-Parameter und die regulatorischen Rahmenbedingungen in beiden Modellen 
harmonisiert, um die von dem Entscheidungsverhalten der Akteure abhängigen Ergebnisab-
weichungen zu identifizieren. Diese sind auf das Gewinnstreben und die unvollkommene 
Information der Akteure sowie den Einfluss der regulatorischen Rahmenbedingungen zu-
rückzuführen. Als kritische Systemkomponente im Hinblick auf das Verhalten in zukünftigen, 
stark volatilen Strommärkten wurden Speicher(-akteure) identifiziert. 
Bislang nicht behandelt wurden in den bisherigen Analysen des Projekts zudem die Entschei-
dungsdiskrepanz bei Neuinvestitionen in Erzeugungs- und Flexibilitätseinheiten. Auch hier ist 
zu erwarten, dass durch Abweichungen von der idealen Systemannahme weitere Efficiency-
Gaps im Investitionsverhalten entstehen die für eine Gesamtbewertung mitberücksichtigt 
werden müssten. Es zeigt sich bei den Analysen zum Einfluss regulatorischer Rahmenbedin-
gungen, dass diese zwar bei niedrigen EE-Anteilen noch keinen großen Effekt auf den Effi-
ciency-Gap und damit die Systemkosten haben, jedoch sehr stark die Preisbildung an der 
Börse beeinflussen. Die Einnahmen am Strommarkt sind zwar für die Systemkosten und da-
mit den Regulierer zunächst zweitrangig, jedoch nicht für die Anlagenbetreiber und Investo-
ren, die letztendlich mit ihren Entscheidungen eine wichtige Funktion im Transformations-
prozess spielen. Die Höhe dieses investitionsseitigen Efficiency-Gaps könnte wichtige Hin-
weise liefern, ob die für die Systemtransformation notwendigen Investitionen im realen Sys-
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tem auch stattfinden oder weitere Anpassungen der regulativen Rahmenbedingungen not-
wendig werden. 
Der bisherige Ansatz des Projektes bestand darin, die beiden verwendeten Modelle best-
möglich aneinander anzugleichen, um modelltechnische Unterschiede zuverlässig auszu-
schließen. Dieses Vorgehen birgt den Nachteil, dass spezialisierte Funktionen der Modelle 
nicht zum Einsatz kommen können. Für zukünftige Analysen können die technologischen 
und regulatorischen Komponenten der Modelle unabhängig voneinander prinzipiell stärker 
ausgeprägt werden. Ermöglicht wird dies durch die umfangreichen Erkenntnisse der Modell-
harmonisierung, welche die gute Interpretation der Ergebnisse auch bei höheren Abwei-
chungsgraden der Modelle gewährleisten. Hierdurch lässt sich eine modelltechnische Basis 
etablieren, mit welcher die Betrachtung von realitätsnahen Szenarien ermöglicht wird. Diese 
sind Grundvoraussetzungen für die Berechnung von Ausbaupfaden für erneuerbare Energien 
sowie komplementäre Flexibilitätsoptionen, die an das Akteursverhalten angepasst sein 
können.  
Zur weiteren Verbesserung der Realitätsnähe der Modellierungen sind über die im Rahmen 
dieses Projekts entwickelte Abbildung von einfachen heuristischen Einsatzstrategien von 
Speicherbetreibern weiter verbesserte Strategien zu entwickeln, um vertiefte Analysen zum 
Efficiency-Gap durchführen zu können. Dies ist insbesondere vor dem Hintergrund der Er-
kenntnis aus diesem Projekt, dass die Einsatzstrategien von Speichereinheiten einen ent-
scheidenden Einfluss auf das Efficiency-Gap ausüben, wichtig. Hierdurch wird es möglich, 
weitere Flexibilitätsoptionen, wie z. B. Biomasse mit flexibler Fahrweise nach Strompreisen 
oder Lastmanagement, in den Untersuchungen zu berücksichtigen. Weitere mögliche Ver-
besserungen bezüglich der technologischen Dimension der Modelle wären die Abbildung 
von An-/Abfahr-/Lastwechselkosten sowie von ,Must-Run‘-Kapazitäten, welche ihrerseits (in 
diesem Fall negativ) die vorhandene Flexibilität im System beeinflussen. 
Zusätzlich zu den hier beschriebenen modellfokussierten Maßnahmen wurde im Projektver-
lauf eine tiefergreifende Methode der Modellkopplung identifiziert, welche eine stärker in-
tegrierte Nutzung der beiden verwendeten Modelltypen ermöglichen könnte. Angelehnt an 
den Erkenntnissen von (Trutnevyte 2016), dass die in Optimierungsmodellen bestimmte 
Zielsystemarchitektur nicht unbedingt die erstrebenswerteste sein muss, ist eine Methode 
der Modellkopplung denkbar, bei der bewusst Abweichungen vom Kostenoptimum 
hervorgerufen werden. Die bisher unidirektionale Modellkopplung zwischen E2M2 und 
AMIRIS kann zu einem sogenannten „Modell-im-Modell” Ansatz erweitert werden, welche 
einen Rückfluss von Informationen aus AMIRIS hin zu E2M2 ermöglicht. Hierdurch könnten 
die treibenden Faktoren des Efficiency-Gaps zur Berechnung solcher Second-Best-Szenarien 
wiederverwendet werden. Die Autoren erhoffen sich hierdurch die Identifikation von 
nahezu-optimalen Szenarien, welche einen geringeren Efficiency-Gap aufweisen und deshalb 
auch bei der Wahl des geeigneten Transformationspfades berücksichtigt werden sollten. 
Wenn diese Bearbeitungen und Erweiterungen vorgenommen werden, können in zukünfti-
gen Forschungsprojekten Entwicklungspfade und Handlungsempfehlungen für die Anpas-
sung regulatorischer Instrumente abgeleitet und formuliert werden, die den Efficiency-Gap, 
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d. h. den Unterschied in der Effizienz der theoretischen Zielerreichung und der Umsetzung in 
der Realität, schließen oder zumindest reduzieren. 
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A Anhang 
A.1 Gemeinsame Datenbasis (IER) 
Normiertes Lastprofil 
 
Abbildung A.1: Normiertes Lastprofil. Lastprofil im Jahr 2006 aus (ENTSO-E n.d.) 
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Normierte Einspeiseprofile für fluktuierende erneuerbare Energien 
 
Abbildung A.2: Normiertes Einspeiseprofil für PV. Einspeiseprofile wurden anhand hochauflösender 
Wetterdaten in REMix-EnDAT ermittelt (Scholz 2012) 
 
 
Abbildung A.3: Normiertes Einspeiseprofil für Onshore-Wind. Einspeiseprofile wurden anhand hoch-
auflösender Wetterdaten in REMix-EnDAT ermittelt (Scholz 2012) 
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Abbildung A.4: Normiertes Einspeiseprofil für Offshore-Wind. Einspeiseprofile wurden anhand hoch-
auflösender Wetterdaten in REMix-EnDAT ermittelt (Scholz 2012) 
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Gemeinsame Datenbasis 
Rahmenannahmen     
EE-Variation 40 %  60 % 80 % 
CO2-Cap [Mt]24 201,3 128,1 54,9 
Stromnachfrage [TWh] 545 
 
Konventionelle KW         
Technologien SKW BKW GuD GT 
Kosten         
Investitionskosten [€/kW] 1700 1600 780 400 
Annual OaM [€/MW] 28000 30000 22000 15000 
Var OaM [€/MWh] 2 2 1,5 1,5 
Technische Parameter         
CO2-Faktoren [tCO2-eq/MWh] 0,342 0,401 0,202 0,202 
Kraftstoffpreise [€/MWh] 13,55 4 21,21 21,21 
Wirkungsgrade [%]         
Min. 35 30 50 30 
Max. 46 45 61 39 
 
EE       
Technologien OffS OnS PV 
Kosten       
Investitionskosten [€/kW] 2580 1400 1150 
Annual OaM [€/MW] 120000 50000 34000 
Var OaM [€/MWh] 30,4 18,6 0 
Technische Parameter       
FLH [h/a] 4000 1700 950 
Generisches Leistungsverhältnis [%] 10 40 50 
 
Speicher 
E2P 2 4 6 8 
Kosten 
Investitionskosten [€/kW] 120 190 260 330 
Annual OaM [€/MW] 1200 1900 2600 3300 
Technische Parameter 
Wirkungsgrade bei der Be- und Entladung [%] 90 
Tabelle A.1: Gemeinsame Datenbasis; Eigene Einschätzung aus (Umweltbundesamt 2017; Adamek et 
al. 2012; Fahl et al. 2015) 
                                                     
24 Die angenommene CO2-Reduktion entspricht einer Minderung von 45 %, 65 % und 85 % in Bezug auf die CO2-
Emissionen der Stromerzeugung im Jahr 1990.  
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A.2 Vergleichsmatrix (DLR, IER) 
Übersicht   
Modellname AMIRIS E2M2 
Urheber DLR IER 
Anwendungsgebiet Kraftwerkseinsatz, Vermarktung 
von Strom, Analyse von Förderin-
strumenten 
Kraftwerkseinsatzplanung und 
-investitionen 
Modelltyp   
Modellierungsansatz Agentenbasiertes Simulationsmo-
dell als Gesamtmodell: 
 Mix aus persimonious-
strukturalem und fundamenta-
len Ansatz für Merit-Order-
Modell (Strombörsenpreise) 
 Regressionsmodell für Re-
gelenergiemarkt (Grenzleis-
tungspreise für neg. Minuten-
reserve) 
 Zufallszug mit Histogramm für 
Ausgleichenergiepreise 
 Stochastische Modellierung 
(Random-Walk) für Brennstoff- 
und CO2 Preismodellierung 
 Stochastische Modellierung für 
EE-Leistungs- und Börsenpreis-
prognosen 
Fundamentalmodell 
Systemperspektive Bottom-up Modellierung der Ak-
teure des Strommarktes 
Bottom-up 
Sektoren Elektrizitätsmarkt (ohne KWK) Elektrizitätsmarkt (+KWK) 
Technische Grundlagen   
Programmierverfahren Ereignis- und rundenbasierte Si-
mulation 
LP, ggf. GGLP 
Programmierumgebung Objektorientiere Programmierung 
mit JAVA / eigener Schedulingme-
chanismus  
GAMS 
Solver Kleine Solver CPLEX 12 
Datenbank Als .csv-Zeitreihen hinterlegte 
Inputdaten 
MS Access 
Räumliche Differenzierung   
Regionaler Umfang Deutschland Deutschland, Europa 
Regionale Auflösung - Keine regionale Betrachtung, da 
Netz nicht modelliert wird („Kup-
ferplatte“ Stromhandel),  
- Aber: FEE Einspeiseprofile auf 4 
- DE bis 20 Regionen 
- EU bis länderscharf 
- Nah- und Fernwärmeregio-
nen 
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(Wind: Süd-, Mittel, Norddeutsch-
land & Offshore) und 3 (PV: Süd-, 
Mittel, Norddeutschland) Regio-
nen aufteilbar 
- Wobei FEE-Inputdaten aus EnDat 
Modell als 18 Netzregionen oder 
auf Bundeslandebene aufgelöst 
werden können 
Zeitliche Differenzierung   
Betrachtungshorizont Heute - 2035 Heute - 2050 
Optimierungszeitraum - Kleine Gesamtsystemoptimie-
rung 
- Speicherbetriebsoptimierung für 
24h 
1 Jahr 
Temporale Auflösung Stündlich Stündlich, ggf. Typstunden 
Abb. zufälliger Ereignisse Ja, stochastische Modellierung bei 
 Preisprognosen 
 FEE-Leistungsprognose 
 Ausgleichsenergie-Preisen 
Deterministisch 
Lösungsansatz   
Lösungsverfahren Simulation Optimierung (Simplex, Barrier) 
Zielfunktion - Keine fürs Gesamtsystem 
(Emergenz), jedoch ggf. Profit-
Maximierung auf Agentenebene 
Minimierung der Systemkos-
ten 
Umgang mit Unsicherheiten - Szenarien und Sensitivitätsanaly-
sen 
- Explizite Modellierung von Unsi-
cherheiten/Risiko auf Akteurs-
ebene 
Szenarien 
Lösungsraum   
Politischer Rahmen - EE-Ausbau bzw. Anteile an Net-
tostromverbrauch 
- CO2-Zielerreichung 
- Förderinstrumente (gleitende 
und fixe Markt- oder Kapazitäts-
prämien für EE) 
- Anteil EE am Bruttostrom-
verbrauch 
- CO2-Obergrenze 
Restriktionen (grundlegend) Keine, bei unterdeckter Gesamt-
last entstehen Knappheitspreise 
- Deckung der Last 
Elemente der Zielfunktion Keine Zielfunktion im eigentliche 
Sinne, aber Elemente bei Wirt-
schaftlichkeitsberechnungen wäh-
rend der Simulation: 
- Betriebskosten (variabel) 
- Betriebskosten (fix) 
- Investitionskosten 
- CO2-Zertifikatspreise 
- Betriebskosten (variabel) 
- Betriebskosten (fix) 
- Annuisierte Investitionskos-
ten 
- ggf. CO2-Zertifikatspreise 
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- Vermarktungskosten (Prognose-
kosten, Profilservicekosten) 
- Förderkosten d. Instrumente 
- Einnahmen aus Stromvermark-
tung 
- Einnahmen aus Förderinstru-
menten 
Grundelemente   
Abgebildete Grundelemente Nachfrage Nachfrage 
Erzeugung Erzeugung 
Speicher (Batterie, PSW etc.) Speicher 
Anlagendispatch Netze 
 Flexibilitätsoptionen 
 Investitionen 
 
Nachfrage AMIRIS E2M2 
Strom 
     Basis Parameter Netto-Nachfrage für D in h-
Auflösung 
Netto-Nachfrage für D / EU-
Länder stundenscharf [MW] 
Wärme 
     Basis Parameter Wärme wird nicht abgebildet  
     Optionale Parameter  Wärmeregionen [-] 
 - Lastprofil stündlich [MWth] 
- Alternativ (nur bei MIP): 
stündliche MustRun-Vorgaben 
[1 = „an“-Bedingung, 0 = „keine 
Bedingung“] 
 Kraftwerkszuordnung zur Wär-
meregion (nicht bei MustRun) 
Reserve 
     Basis Parameter   
     Optionale Parameter Keine explizite Abbildung von 
Systemdienstleistung, aber 
Modellierung der Grenzleis-
tungspreises (Regressionsmo-
dell) zur Bestimmung erfolg-
reich Gebote der EE-
Direktvermarktung 
- Systemdienstleistung: 
Abhängig von Implementierung: 
als konstanter stündlicher Wert 
[MW] oder anteilig an der in-
stallierten Leistung [-] 
- Unterscheidung zwischen dre-
hender und nicht drehender 
Reserve durch Angabe des Ver-
hältnisses 
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Erzeugung AMIRIS E2M2 
Thermische Kraftwerke 
     Basis Parameter Primärenergieträger [-] (Uran, 
Kohle, Gas) 
Primärenergieträger [-] (Kohle, 
Öl, Gas, Biomasse, …) 
Max. verfügbare Leistung [MW] Max. netto Leistung [MW] 
 Min. netto Leistung [MW] 
Wirkungsgrad bei max. netto 
Leistung [-] 
Wirkungsgrad bei max. netto 
Leistung [-] 
Wirkungsgrad bei min. netto 
Leistung [-] 
Wirkungsgrad bei min. netto 
Leistung [-] 
Brennstoffpreis (ohne CO2-
Zertifikat, ohne Transportkos-
ten, ohne zus. Kosten) 
[€/MWh_th]  
Brennstoffpreis (ohne CO2-
Zertifikat, ohne Transportkos-
ten, ohne zus. Kosten) 
[€/MWh_th] 
Heizwert des Brennstoffs  
CO2-Gehalt des Brennstoffes 
[kg/GJ] 
CO2-Gehalt des Brennstoffes 
[kg/GJ] 
CO2-Preis [€/t] (Random-Walk) CO2-Preis [€/t], nur wenn kein 
CO2-Cap vorgegeben wird und 
ETS Zertifikate modelliert wer-
den 
Sonstige variable Betriebskos-
ten (Personalkosten, Wartung 
& Reparatur) [€/MWh] diskon-
tiert auf ein Basisjahr 
Sonstige variable Betriebskos-
ten (Personalkosten, Reparatur) 
[€/MWh] diskontiert auf ein 
Basisjahr 
 Fixe Betriebskosten (Kredite für 
Investitionen, Wartung) 
[k€/MWh] diskontiert auf ein 
Basisjahr 
  Technologie-Klassifizierung 
(Turbinenart, …) 
     Optionale Parameter %-uale Auf- und Abschläge 
(Mark-Ups/Downs) auf Grenz-
kosten Gebote der thermischen 
KW zur Abbildung von An- und 
Abfahrtkosten, Blockgeboten 
und strategischen Geboten) 
Start-Jahr und End-Jahr [-] nur 
notwendig, wenn Betrachtungs-
zeitraum >1 Jahr und Kraft-
werkspark sich dabei verändert 
 Laständerungsgeschwindigkeit 
[MW/min] 
 Mindestbetriebszeiten [h] (nur 
MIP) 
 Mindeststillstandzeiten [h] (nur 
MIP) 
 Verfügbarkeiten (Ausfälle, Re-
paratur) [-] 
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 Brennstoffverbrauch beim An-
fahren [MWth/MWel] (nur MIP) 
 Materialermüdungskosten beim 
Anfahren [€/MW] (nur MIP) 
 CO2 Jahres-Cap, Regions-
/Länderscharf [Mt/a] (dann 
keine CO2-Zertifikate notwen-
dig) 
 Max. Reservevorhaltung [MW] 
(Klassifizierung drehend/nicht-
drehend pro Kraftwerk not-
wendig) 
Sonstige variable Kosten 
(Transport, Entsorgung, etc.) 
Zusätzliche Brennstoffkosten 
(z. B. Transport, ...) in Abhän-
gigkeit von Region und Jahr 
[€/MWh] 
 Weitere Parameter für detail-
liertere Abbildung von Biomas-
se 
Volatile Erzeugung 
     Basis Parameter Installierte Leistung [MW] Installierte Leistung [MW] 
Potential-Einspeiseprofil für PV, 
On- und Offshore Wind beste-
hend aus 7 historischen realen 
Wetterjahren (2006-2012) bzw. 
1 historischen Wetterjahr für 
Laufwasser (2008) 
Einspeisungsprofil für PV (On- 
und Offshore), Wind, Laufwas-
ser bestehend aus Volllaststun-
den [h] und normierter Regi-
ons/Länder-scharfer Ganglinie 
[-] 
Technologischer Fortschritt 
durch leichte Erhöhung der 
potentiellen FLH berücksichtigt 
 
     Optionale Parameter Verwendung von Einspeisepro-
filen für Schwachwindanlagen 
Bei Betrachtungszeiträumen >1 
Jahr: Anpassungen an FLH und 
inst. Kapazität möglich 
 
Netze AMIRIS E2M2 
Transportnetze 
     Basis Parameter Keine Abbildung des Netzes  
     Optionale Parameter  Max. NTC Kapazitäten zwischen 
den Ländern/Regionen [MW] 
 Vereinfachte Übertragungsver-
luste im modellierten Netz: 
Verlust [0…1] zwischen jeder 
vernetzten Region 
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Flexibilitätsoptionen AMIRIS E2M2 
Speicher 
     Basis Parameter Max. Leistung der Ausspeiche-
rung [MW] 
Max. Leistung der Ausspeiche-
rung [MW] 
Max. Leistung der Einspeiche-
rung [MW] 
Max. Leistung der Einspeiche-
rung [MW] 
Speicherkapazität [MWh] Speicherkapazität [MWh] 
Variable Betriebskosten (Perso-
nalkosten, Reparatur) diskon-
tiert auf ein Basisjahr [€/MWh] 
Variable Betriebskosten (Perso-
nalkosten, Reparatur) diskon-
tiert auf ein Basisjahr [€/MWh] 
Fixe Betriebskosten (Kredite für 
Investitionen, Wartung) diskon-
tiert auf ein Basisjahr [k€/MW] 
Fixe Betriebskosten (Kredite für 
Investitionen, Wartung) diskon-
tiert auf ein Basisjahr [k€/MW] 
Technologie-Klassifizierung 
(Pumpspeicher, …) 
Technologie-Klassifizierung 
(Pumpspeicher, …) 
     Optionale Parameter Verluste bei Einspeicherung 
[MWh_gespeichert/ 
MWh_geladen] 
Verluste bei Einspeicherung 
[MWh_gespeichert/ 
MWh_geladen] 
Verluste bei Ausspeicherung [-] 
(analog dem Wirkungsgrad) 
Verluste bei Ausspeicherung [-] 
(analog dem Wirkungsgrad) 
Verluste während der Speiche-
rung [MWh pro Zeitschritt/ 
MWh_gespeichert] 
Verluste während der Speiche-
rung [MWh pro Zeitschritt/ 
MWh_gespeichert] 
Start-Füllstand kann vorgege-
ben werden 
Start- sowie End-Füllstand kön-
nen vorgegeben werden 
 Start-Jahr und End-Jahr [-] nur 
notwendig, wenn Betrachtungs-
zeitraum >1 Jahr und Kraft-
werkspark sich dabei verändert) 
 Verfügbarkeiten (Ausfälle, Re-
paratur) [-] 
DSM 
     Basis Parameter DSM Implementierung ist vor-
breitet aber noch nicht codiert 
und getestet 
 
     Optionale Parameter  Kompensationszeit [h] 
 Installierte Kapazität pro Tech-
nologie [MW] 
 Anteil der inst. Kapazität, wel-
che zur Lastverschiebung einge-
setzt werden kann [-] 
 Fixe jährliche Betriebskosten 
(Kredite für Investitionen, War-
tung) [€/kWa]  
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 Variable Betriebskosten für 
Nachfragereduzierung [€/MWh] 
 Variable Betriebskosten für 
Nachfrageerhöhung [€/MWh] 
 Variable Betriebskosten für 
positive Regelleistung [€/MWh] 
 Variable Betriebskosten für 
negative Regelleistung 
[€/MWh] 
 Bei Betrachtungszeiträumen >1 
Jahr können inst. Kapazität und 
Kosten einzeln pro Jahr ange-
geben werden 
 Differenzierung für Jahreszei-
ten, Wochentage und Uhrzeiten 
möglich 
EE-Abregelung 
     Basis Parameter Marktgetrieben Abregelung der 
FEE nach Anreizen des jeweils 
initialisierten Förderinstru-
ments 
Systemoptimale Abregelung 
     Optionale Parameter  Spezifische Kosten [€/MWh] 
 Obergrenze in Prozent der Ge-
samterzeugung in einem Jahr 
[%] 
 
Investitionen AMIRIS E2M2 
Konv. Kraftwerke 
     Basis Parameter   
     Optionale Parameter  Alle modellierten Kraftwerkspa-
rameter 
 Spezifische Investitionskosten 
[k€/MW] 
 Abschreibungszeitraum [a] 
 Kalkulationszinssatz [-] 
 Regionale Investitionsanzahl-
Obergrenzen je Technologie [-] 
 Jährliche Investitionsanzahl-
Obergrenzen [-] 
EE 
       Basis Parameter   
       Optionale Parameter Alle modellierten Kraftwerkspa-
rameter 
Alle modellierten Kraftwerkspa-
rameter 
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Spezifische Investitionskosten 
[k€/MW] 
Spezifische Investitionskosten 
[k€/MW] 
Abschreibungszeitraum [a] Abschreibungszeitraum [a] 
RoE Erwartung verschiedener 
Investor-Typen, Fremdkapital-
Zins, risikoloser Referenzzins 
(Kapitalmarktzins) und instru-
mentenabh. Risikoprämien --> 
akteursspez. WACC 
Kalkulationszinssatz [-] 
Regionale Investitionsleistungs-
Obergrenzen je Technologie [-] 
Regionale Investitionsanzahl-
Obergrenzen je Technologie [-] 
Jährliche Investitionsanzahl-
Obergrenzen [-] 
Jährliche Investitionsanzahl-
Obergrenzen [-] 
Tabelle A.2: Vergleichsmatrix
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